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Il sistema elettrico europeo è destinato a subire un radicale cambiamento strutturale e di gestione 
a causa di  fattori tecnici e politici. Il perfezionamento e  l’introduzione di  nuove tecnologie nella 
produzione  di  energia  elettrica  comporta  una  maggiore  efficienza  nello  sfruttamento  delle  risorse 
tradizionali e incremento dello sfruttamento delle risorse rinnovabili come nuova forma di risorsa 
energetica. La liberalizzazione del settore elettrico, avviata a livello europeo nella seconda metà degli 
anni ’90 con la direttiva 96/92/CE, ha fornito le condizioni economiche necessarie per lo sviluppo di 
una produzione di energia non più centralizzata ma distribuita. Durante gli ultimi anni, si è registrato 
una veloce e forte crescita della Generazione Distribuita (GD), come generatori fotovoltaici, eolici, 
celle combustibili, etc.. La possibilità di sfruttare le energie rinnovabili unita con il recente sviluppo 
dell’elettronica d potenza, la riduzione dei costi di trasmissione e la necessità di diversificare le risorse 
energetiche sono i principali fattori che hanno contribuito la crescita dalla GD. 
Integrare questo fenomeno nella rete è la più importante sfida del prossimo futuro per i sistemi 
elettrici nella maggior parte dei Paesi dell'Unione Europea (e anche degli altri continenti). Solo un 
aumento della GD può portare, infatti, ad un maggiore utilizzo delle fonti energetiche rinnovabili 
disponibili sul territorio, altrimenti non sfruttabili, che rappresentano oggi una via ragionevolmente 
percorribile  verso  l'obiettivo  del  20.20.20  (20%  di  taglio  delle  emissioni  di  gas  serra,  20%  di 
miglioramento dell’efficienza energetica, 20% di aumento di fonti rinnovabili) fissato dagli organismi 
internazionali. Tuttavia, se da un lato la massiccia penetrazione di GD nelle reti di distribuzione porta 
a notevoli potenziali benefici, dall’altro impone un ripensamento delle modalità di gestione di tali reti, 
che devono passare da “passive” ad “attive”. A livello internazionale la direzione di evoluzione è, in 
prospettiva identificata con il termine di smart  grid, sottintendendo strutture e  modalità operative 
fortemente innovative in grado di far fronte, tra l’altro, ai numerosi potenziali problemi di gestione 
che la GD può provocare. 
Nelle tradizionali reti di distribuzione passive, i flussi di energia seguono sempre lo stesso 
percorso dalle sottostazioni primarie ai carichi. Nelle reti attive, invece, i flussi di energia possono 
cambiare  la  loro  direzione,  andando  dalla  GD  alla  sottostazione  e  alle  rete  di  trasmissione.  La 
presenza della GD introduce delle criticità che riguardano, non solo il comportamento in regime di 
funzionamento ordinario, ma in misura maggiore il comportamento in regime di guasto, in quanto le 
protezioni e relè comunemente utilizzati non sono stati concepiti per funzionare in presenza di flussi 
bidirezionali. 
Tra  gli  aspetti  che  possono  diventare  critici  con  il  raggiungimento  di  un  elevato  grado  di 
penetrazione  rientra  il  riconoscimento  del  funzionamento  anomalo  da  parte  della  rete,  nonché 
l’isolamento automatico del tronco di guasto. 
Attualmente le tecniche adottate per l’isolamento del tronco di guasto nelle reti di distribuzione 
italiane si basano sul riconoscimento dell’evento di guasto, tramite dispositivi installati lungo la rete 
che  intervengono  sugli  organi  di  sezionamento  qualora  sia  verificata  la  condizione  di  assenza  di 
tensione (RGDAT – Rivelatore di Guasto Direzionale e di Assenza di Tensione). La GD presente in 
rete può, nel caso di funzionamento errato delle protezioni d’interfaccia, alimentare i guasti andando a 
compromettere la sequenza di ricerca del guasto. 
Un altro possibile problema relativo a un forte incremento della GD, riguarda la capacità di 
mantenere  la  tensione  intorno  al  valore  nominale  di  un  feeder  disconnesso  dalla  rete  (per 
manutenzione  o  dopo  un  guasto)  creando  le  condizioni  per  il  funzionamento  in  isola.  Questo 
fenomeno è chiamato isola indesiderata, ed è caratterizzato da una tensione e frequenza che non sono 
sotto il controllo del regolatore di rete, quindi risultano dannosa sia per i carichi che per le persone. 
Inoltre, in un tipico schema di protezione utilizzato per le reti di distribuzione passive, i feeders 
sede di guasto vengono interamente scollegati dalla rete a monte con conseguenze per tutte le utenze 
attive e passive connesse a questi feeders. 
 
Nel presente elaborato si è voluto analizzare le tecniche utilizzate, allo stato attuale, per il 
riconoscimento  e  selezione  del  troco  sede  di  guasto  nelle  reti  italiane  e  le  nuove  proposte  di 
coordinamento del sistema di protezioni per far fronte al nuovo scenario di reti attive, andando quindi 
a formare le basi per consentire l’evoluzione verso le future smart grids. Questo nuovo schema si 




introducendo dei dispositivi lungo la linea (RGDM – Rivelatore di Guasto Direzionale e di Misura) in 
grado di individuare il guasto e sezionare solamente il tronco interessato, diminuendo il disservizio 
per gli utenti allacciati allo stesso feeder a monte del guasto. In questo progetto assume un ruolo 
essenziale  il  sistema  di  comunicazione,  che  consente  di  implementare  la  selettività  logica  tra  gli 
RGDM e la cabina primaria (CP) e i dispositivi generali (DG) e dispositivi di interfaccia (DDI) delle 
utenze  attive  e  passive  allacciate  alla  rete  di  distribuzione.  L’implemento  di  logiche  basate  sulla 
comunicazione  consentono,  grazie  allo  scambio  di  informazioni  tra  la  GD  e  la  rete,  una  reale 
integrazione della GD nel sistema elettrico. La creazione di una rete di comunicazione economica, 
flessibile ed affidabile è quindi una delle esigenze necessarie per l’evoluzione verso le smart grid. Una 
delle possibili soluzioni è rappresentata dalle piattaforme IP le quali renderebbero possibile una reale 
integrazione  della  rete  di  informazione  e  della  rete  di  energia  in  modo  da  garantire  l’affidabilità 
dell’intero sistema elettrico, oltre a funzioni e servizi innovativi. In questa ottica, la gestione della 
comunicazione deve avvenire attraverso lo sviluppo di protocolli standard come l’IEC 61850 che 
permette l’interoperabilità fra un elevato numero di soggetti e lo sviluppo di applicazioni e servizi in 
modo competitivo e uniformato. Un secondo obiettivo è stato la creazione dei modelli in ambiente 
DIgSILENT
® Power Factory per permettere lo studio del comportamento delle tecniche di selezione 
del guasto. 
Tutte  queste  soluzioni  devono  essere  coordinate,  e  supportate,  da  un  complessivo  quadro 
regolatorio e normativo: la Norma CEI 0-16 contiene già alcuni riferimenti relativamente all’isola 
indesiderata e all’evoluzione verso le reti attive [1]. 
 
L’elaborato è diviso in due parti: una prima in cui si introduce la teoria sulla generazione 
distribuita e si descrivono i sistemi di protezione e di riconoscimento del guasto; la seconda, più 
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1.  EVOLUZIONE DELLE RETI DI DISTRIBUZIONE 
 
 
1.1.  GENERAZIONE DISTRIBUITA (GD) 
 
L’Italia, come tutti i paesi della Comunità Europea, deve raggiungere gli obiettivi del “20-20-
20” legati alle emissioni di gas climalteranti. Questi traguardi sono molto ambiziosi ma non per questo 
non raggiungibili. Essi portano notevoli vantaggi (occupazione, impatto ambientale, riduzione della 
dipendenza  da  paesi  esteri  per  ciò  che  riguarda  il  soddisfacimento  dei  consumi  energetici)  che 
possono essere ottenuti più facilmente attraverso le reti intelligenti, considerate come uno dei fattori 
chiave del pacchetto “20-20-20”. 
Nel nostro Paese, per quanto riguarda l’impiego delle FER (fonti di energia rinnovabile), sono stati 
introdotti numerosi sistemi di incentivazione, sia di tipo amministrato che basati su meccanismi di 
mercato, volti a promuovere un rapido sviluppo di questa produzione di energia: Certificati verdi, 
Tariffa  onnicomprensiva  e  Conto  energia  (per  il  fotovoltaico).  A  questi  si  uniscono  poi  alcune 
disposizioni specifiche relative all’accesso al sistema elettrico, che prevedono, tra l’altro, la garanzia 
della priorità di dispacciamento e l’esenzione dalla fornitura di risorse nel mercato per il servizio di 
dispacciamento  (MSD),  oltre  a  procedure  semplificate  per  la  connessione  alla  rete.  Tutti  questi 
provvedimenti  hanno  contribuito  al  progressivo  aumento,  negli  ultimi  anni,  delle  installazioni  di 
impianti  di  produzione  da  fonti  rinnovabili  (soprattutto  eolico  e  fotovoltaico)  su  tutti  i  livelli  di 
tensione, rispetto alla totale produzione lorda nazionale di energia elettrica.  





Figura 1 Ipotesi di Enel S.p.a. circa il contributo delle smart grid alla riduzione di CO2 in Italia. 
 
Gli obiettivi di riduzione dell’impatto ambientale, oltre alle forti oscillazioni dei prezzi delle 
fonti tradizionali (in primis petrolio, gas e carbone), hanno fatto si che  nel tempo diventasse più 
problematico  andare  a  soddisfare  le  richieste  di  energia  degli  utenti.  Lavorare  in  questo  scenario 
necessita progetti di cambiamento, ristrutturazione e ampliamento del sistema elettrico; innanzitutto la 
generazione sta passando da centralizzata in grossi siti a distribuita e di taglia medio piccola su tutto il 
territorio  ed  in  contemporanea  si  sta  diffondendo  la  volontà  di  avere  reti  intelligenti.  Gli  studi 
affrontati sono riferiti alle reti di distribuzione MT dove è prodotta gran parte della produzione di 
energia rinnovabile sul territorio italiano (circa il 75%). 
Tra tutti questi aspetti positivi esistono però anche dei punti dolenti per il nostro Paese, che 
riguardano la Generazione Diffusa (come viene in altro modo chiamata la Generazione Distribuita) 
che  porta  con  sé  non  poche  criticità,  legate  all’inversione  di  flusso  e  alle  protezioni  attualmente 
installate. In questo contesto risultata risolutiva (o potenzialmente tale) la Delibera ARG/elt 25/09 CAPITOLO 1 




prima e la ARG/elt 39/10 poi, che ha preso in considerazione una possibile evoluzione delle reti di 
distribuzione [38] [39]. 
Ai sensi della Delibera ARG/elt 223/10 sul monitoraggio della GD sul territorio all’anno 
2009,  si  definisce  Generazione  Distribuita:  “l’insieme  degli  impianti  di  generazione  con  potenza 
inferiore a 10MVA” [40]. 
 
L’aumento della GD è un fenomeno che non viene considerato in modo positivo dagli enti 
distributori, i quali, continuando a sottolinearne gli aspetti legati ai rischi che essa porta e ai costi 
elevati, tralasciando invece il fatto che essa può portare anche a riduzione delle perdite, riduzione dei 
buchi di tensione, miglioramento della qualità del servizio, etc.  
Il nostro sistema di distribuzione ha raggiunto negli anni, grazie ad interventi quali l’adozione del 
neutro compensato, il telecontrollo e l’automazione delle reti, un’affidabilità e qualità del servizio 
notevoli. Tuttavia, la decisione presa di attuare delle modifiche è stata spinta, ancora una volta, per 
incentivare lo sfruttamento delle fonti rinnovabili che hanno però portato con sé uno stravolgimento 
del sistema in quanto questo è stato pensato in un’ottica di flussi unidirezionali. 
La GD, intesa come generazione da fonte rinnovabile (compresa la microgenerazione a livello di 
rete di distribuzione, che ai sensi del Decreto Legislativo n. 20/07 viene intesa come l’insieme degli 
impianti  di  potenza  fino  a  50  kW),  porta  con  sé  numerosi  vantaggi  dal  punto  di  vista  delle  reti 
elettriche. 
Tra i tanti aspetti positivi i più importanti sono: 
 
·  La disponibilità d’energia pulita a costi marginali nulli o quasi; 
·  Diminuzione  delle  perdite  di  trasmissione:  il  fatto  di  avere  una  produzione  d’energia  in 
prossimità  delle  utenze  sempre  maggiore,  permette  di  andare  a  ridurre  il  vettoriamento 
d’energia, con conseguente riduzione delle perdite e al contempo rende meno urgenti gli 
interventi di sviluppo sulla rete (di solito molto costosi); 
·  La possibilità di avere, sparse per la rete, delle isole di produzione e carico che sono in grado 
d’autosostenersi anche in caso d’importanti guasti sulla rete primaria; 
 
Chiaramente la GD ha anche numerosi svantaggi, infatti, la connessione alla rete di distribuzione 
MT  di  molti  impianti  da  fonte  rinnovabile  quali  impianti  eolici  o  fotovoltaici,  ha  portato  ad  un 
notevole stress gli ormai vecchi modelli di rete elettrica (non in grado di far fronte ad elevati flussi di 
energia bidirezionali) sia da un punto di vista delle protezioni che della capacità di trasporto. 
Questi sono legati a tre aspetti fondamentali: 
 
·  Produzioni  intermittenti  d’energie,  non  modulabili  e  di  cui  non  è  possibile  prevedere 
l’andamento. Questo ha fatto sì che aumentassero sempre più i problemi di gestione dei flussi 
di potenza e dei margini di riserva per far fronte alle fluttuazioni sempre più ingenti del 
carico; 
·  Sviluppo dei mercati elettrici nei paesi industrializzati, con la conseguente dismissione degli 
oramai datati sistemi integrati di produzione e trasmissione; 
·  L’aumento dell’energia trasportata, in relazione ad uno sviluppo della rete che invece non ha 
seguito lo stesso trend di crescita, ha portato la rete a lavorare al limite della propria capacità. 
Questo chiaramente porta con sé notevoli disservizi, con conseguenze talvolta rilevanti; 
 
A questi primi tre aspetti negativi, si aggiunge che essa determina anche dei grossi problemi alla 
rete da un punto di vista strettamente tecnico, infatti, la connessione alla rete di un impianto di GD 
può determinare: 
 
·  Incremento dei livelli di corrente di cortocircuito e la perdita di selettività delle protezioni (o 
scatto intempestivo in cabina primaria); 
 CAPITOLO 1 






Figura 2 Il generatore contribuisce alla corrente di cortocircuito causando la perdita di selettività delle protezioni con 
scatto intempestivo dei dispositivi posizionati sulle linee sane. 
 
·  Problemi con la regolazione della tensione: difficoltà nel mantenimento dei profili di tensione 
al variare dei flussi immessi nella rete; 
 
   
 
Figura 3 Il profilo di tensione di una rete con GD (nero) si presenta differente rispetto a quella a rete passiva (verde). 
 
·  Possibili formazioni di isole indesiderate (islanding) qualora il flusso di potenza sia diretto 




Figura 4 Fenomeno dell’isola indesiderata. 
 
Tale fenomeno può portare rischi alla sicurezza di funzionamento, sulla ricerca dei tratti guasti, 
sulla power quality (PQ) e su possibili sfasamenti che complicano una richiusura eventuale delle 
protezioni. 
 
·  Possibilità di transitori elettromeccanici e di fenomeni di instabilità dinamica dei generatori 
rotanti; 
·  Possibilità di inversione di flusso;  
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Figura 5, Possibile inversione dei flussi di potenza. 
La potenza immessa o assorbita in un nodo dipende dalla potenza prelevata o iniettata dall’utenza e 
dalla tensione del nodo. L’aumento della potenza PA incrementa la quota di generazione connettibile 
al nodo in quanto serve più potenza per compensare il carico. 
Dai  dati  disponibili  dalla  Delibera  ARG/elt  223/10:  “Monitoraggio  dello  sviluppo  degli 
impianti  di  generazione  distribuita  in  Italia  per  l’anno  2009  ed  analisi  dei  possibili  effetti  della 
generazione  distribuita  sul  sistema  elettrico  nazionale”  (Tabella  1),  è  risultato  che  nel  2009 
risultavano installati 74.348 impianti di GD (con un aumento rispetto al 2006 di più del 2700%, e 
questo a causa del solo fotovoltaico che è passato dall’avere 14 impianti sul territorio nel 2006, a ben 
71.258 nel 2009) per una potenza efficiente lorda complessiva pari a 7,509 GW, corrispondente a 
circa  il  6,3%  della  potenza  efficiente  lorda  del  parco  elettrico  di  generazione  nazionale:  dati 
comunque,  oggettivamente,  condizionati  dall’entrata  in  vigore  nel  2005  del  Conto  Energia  che 
permetteva  una  notevole  incentivazione  delle  fonti  rinnovabili,  in  primis  proprio  la  tecnologia 
fotovoltaica. 
La produzione lorda si è invece attestata a 22,9 TWh (Figura 6), corrispondente a circa il 7,8% della 
produzione nazionale lorda di energia che è di 292,64 TWh11 (in calo del 7% circa rispetto al 2006). 
Con potenza efficiente lorda dell’impianto si intende la massima potenza elettrica ottenibile per una 
durata di funzionamento sufficientemente lunga, supponendo tutte le parti dell’impianto in completa 
efficienza e in condizioni ottimali. Si parla invece produzione lorda dell’impianto per identificare la 
quantità di energia elettrica prodotta e misurata ai morsetti dei generatori elettrici. 
Il documento evidenzia anche che il settore della GD non ha avuto grossi stravolgimenti in quell’anno 
anche se è rilevabile una continua crescita, rispetto gli anni precedenti. 
 
 
Tabella 1 Dati relativi la GD nel 2009. 







Produzione netta [MWh] 
Consumata in 
loco  Immessa in rete 
Idroelettrici  1.958  2.664  10.385.249  446.037  9.785.388 
Biomasse, Biogas e 
Bioliquidi  321  553  2.514.359  197.254  2.208.777 
Rifiuti solidi urbani  41  172  635.966  129.026  456.799 
Fonti non rinnovabili  618  2.364  7.475.586  4.861.962  2.364.248 
Ibridi  19  83  309.197  163.437  135.673 
Totale termoelettrici  999  3.173  10.935.108  5.351.678  5.165.497 
Geotermoelettrici  3  24  165.906  0  155.800 
Eolici  130  506  774.299  0  766.553 
Fotovoltaici  71.258  1.143  676.481  246.836  429.577 
Totale  74.348  7.509  22.937.042  6.044.551  16.302.815 CAPITOLO 1 




Tabella 2 Dati relativi la GD nel 2006. 







Produzione netta [MWh] 
Consumata in 
loco  Immessa in rete 
Idroelettrici  1.754  2.051  6.661.142  445.689  6.111.716 
Biomasse e rifiuti  257  266  1.986.785  160.733  1.749.615 
Fonti non rinnovabili  496  1.169  4.240.173  3.064.753  1.040.244 
Ibridi  16  39  144.278  78.676  49.901 
Totale termoelettrici  769  1.675  6.371.236  3.304.162  2.839.760 
Geotermoelettrici  0  0  0  0  0 
Eolici  94  303  459.491  68  457.356 
Fotovoltaici  14  7  2.294  16  2.239 
Totale  2.631  4.036  13.494.162  3.749.936  9.411.071 
 
Nel  documento  in  allegato  alla  Delibera  si  evidenzia  infatti  che  più  del  65,7%  della 
produzione di energia elettrica da impianti sotto i 10 MVA è dovuta ad impianti alimentati da fonti 
rinnovabili, di cui il 45,3% da sola fonte idrica (Figura 6), a differenza di uno scenario a livello 
nazionale (Figura 7) dove la produzione lorda di energia elettrica da fonti energetiche non rinnovabili 
rappresenta il 76,3% del totale, mentre tra le rinnovabili, il posto di leader continua ad averlo il settore 
idroelettrico  con  il  18,3%  (escluso  il  pompaggio).  Nel  campo  della  PG  la  produzione  da  fonti 




Figura 6 Produzione di energia elettrica dalle diverse fonti nell’ambito della GD nel 2009. 
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Figura 7 Produzione d’energia elettrica da diverse fonti nell’ambito della generazione nazionale totale nel 2009. 
 
Altri aspetti importanti riguardano: 
 
·  L’autoconsumo: nella GD, l’energia prodotta e consumata sul posto è molto elevata nel caso 
di impianti alimentati da fonti non rinnovabili, mentre la produzione da fonti rinnovabili è in 
piccola  parte  adibita  ad  autoconsumo,  ad  eccezione  degli  impianti  fotovoltaici  per  cui 
l’energia consumata sul posto risulta essere pari al 36,5% di quella prodotta; 
·  La localizzazione degli impianti: alla data di pubblicazione della Delibera, gli impianti di GD 
venivano installati prevalentemente per:  
 
o  Alimentare carichi in gran parte in prossimità del sito di produzione dell’energia 
elettrica, spesso con assetto cogenerativo così da sfruttare anche il calore utile; 
o  Sfruttare le fonti energetiche primarie presenti sul territorio e non utilizzabili in altro 
modo; 
 
·  La destinazione dell’energia elettrica immessa: complessivamente il 71% circa dell’energia 
elettrica che viene prodotta in ambito GD viene poi immessa in rete. Di questo 71%, una 
parte è diretta al mercato (46,2%), mentre la restante parte è ritirata in via amministrativa. 
Analizzando i livelli di tensione interessati, la Figura 8 evidenzia uno degli aspetti che a noi 
interessano di più, ovvero che più del 73% dell’energia elettrica viene immessa in media 




Figura 8 Ripartizione dell’energia elettrica immessa dagli impianti di GD, per livello di tensione di connessione. 
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L’analisi delle conseguenze dell’incremento della diffusione della GD nelle reti di distribuzione e 
del conseguente impatto che esse hanno sulla struttura e gestione delle reti di distribuzione d’energia 
elettrica in Media Tensione, viene studiato nella Delibera ARG/elt 25/09. 
Lo studio svolto dall’Autorità in collaborazione tra il Politecnico di Milano e il CESI Ricerca su 
un campione di reti di distribuzione (nello specifico 318 porzioni di rete di distribuzione MT, ovvero 
59.864 nodi pari a circa l’8% della totalità della rete – abbastanza per poi estendere i risultati all’intera 
rete),  ha  per  scopo quello  di  quantificare  il  limite  massimo  di  generazione  distribuita  installabile 
attraverso un’analisi nodale della penetrazione della GD stessa sulla base di calcoli di load flow. 
 
Sono stati definiti i limiti di produzione ipotizzando un livello crescente di penetrazione della GD, 
in termini di potenza, fino ad arrivare al valore massimo di accettabilità della rete con riferimento a 
cinque vincoli:  
·  INVERSIONE  DI  FLUSSO:  intesa  come  il  flusso  di  potenza  sul  trasformatore  AT/MT 
determinato come il momento in cui la potenza prodotta dalla GD supera il valore di prelievo 
dei carichi della rete, considerando che il limite di tempo concesso dalla norma CEI 0-16 è 
pari al 5% del tempo annuo. Per evitare l’inversione di flusso, ovvero energia che va dalla 
rete MT alla rete AT, bisogna studiare il diagramma di carico delle utenze così da capire il 
valore di generazione connettibile in rete. L’inversione è in primo luogo determinata dalle 
utenze stesse, per cui si suppone un cosφ pari a 0,9 e una GD che genera con profilo piatto e 
cosφ unitario, la potenza attiva limite di generazione per evitare l’inversione del flusso è pari 
a quella dei carichi. 
 
·  VARIAZIONI LENTE
1 DI TENSIONE: sono causate dalla connessione di un generatore alla 
rete,  che  determina  l’incremento  della  tensione  in  quel  punto,  con  una  conseguente 
variazione del profilo di tensione. Il limite di potenza connettibile per variazioni lente di 
tensione può essere così visto come il valore di potenza attiva erogabile da un generatore che 
porti  ad  un  aumento  della  tensione  nel  punto  di  connessione  pari  a  1,1  volte  il  valore 
nominale.  
 
·  VARIAZIONI RAPIDE
2 DI TENSIONE: intese come una variazione di tensione nel nodo e 
nella linea (nel qual caso la norma fornisce  un limite di 4-6% della tensione  nominale), 
dovute alla  disconnessione improvvisa di un generatore da un nodo della rete MT o un 
transitorio di inserzione in parallelo o con un’improvvisa alterazione di un carico passivo. Lo 
studio delle variazioni rapide di tensione serve a determinare qual è la massima generazione 
connettibile in un nodo di rete senza che vi sia una variazione rapida di tensione superiore ad 
un valore predefinito. 
 
·  LIMITI TERMICI DI TRANSITO SULLE LINEE: l’inversione di flusso causata dalla GD 
può difatti comportare, lungo le linee MT, valori di corrente elevati. Bisogna essere in grado 
di garantire un valore massimo della corrente di modo che non sia superiore alla portata 
massima dei conduttori, in quanto questo comporta un precoce degrado degli stessi con una 
conseguente riduzione delle prestazioni. 
 
·  INCREMENTO DELLA CORRENTE DI CORTOCIRCUITO: la GD aumenta la corrente di 
cortocircuito  che  interessa  la  rete  e  che  deve  essere  mantenuta  al  di  sotto  del  potere  di 
interruzione degli organi di manovra e dei dispositivi di interfaccia degli utenti. Il vincolo 
dato dalle correnti di cortocircuito è un vincolo di importanza non trascurabile perché la 
connessione  di  un  impianto  alla  rete  deve  obbligatoriamente  tenere  in  considerazione  la 
corrente  di  cortocircuito  risultante,  di  modo  che  siano  verificate  le  caratteristiche 
elettromeccaniche dei componenti presenti. Questo vincolo è molto forte per macchine di 
                                                 
1 Per variazioni lente di tensione si intendono scostamenti della tensione all’interno di una banda pari al  ±10% 
della tensione dichiarata, a seguito dell’evoluzione della richiesta di potenza in rete e dall’effetto della regolazione 
attuata dai variatori sotto carico dei trasformatori. La durata dei fenomeni è nell’ordine della decina di minuti. 
2 Per variazioni rapide di tensione si intendono brusche variazioni della tensione nell’ordine di qualche punto 
percentuale della tensione nominale e della durata di qualche decina di secondi. CAPITOLO 1 




grossa taglia (superiore ai 40 MVA), mentre lo è molto meno nel caso di macchine di taglia 
media o piccola, dove è più vincolante il limite legato al flusso inverso di potenza. 
 
Circa il contributo della GD alle correnti di guasto, a livello generale si possono distinguere due 
casi, differenziati in ragione  della presenza (o  meno) di  un convertitore statico  sull’interfaccia di 
connessione fra GD e rete elettrica. I generatori che si stanno connettendo, e che si prevede saranno 
connessi anche nel futuro, sono generalmente dotati di inverter lato rete (fotovoltaici ed eolici già 
adesso,  micro  generatori  in  futuro)  e  non  sono  in  grado  di  fornire  apprezzabili  correnti  di 
cortocircuito,  limitate  al  120-130%  circa  della  corrente  nominale.  Di  conseguenza,  la  corrente  di 
cortocircuito  e  la  relativa  sollecitazione  termica  dei  conduttori  risulta  un  problema  fortemente 
ridimensionato.  E’  evidente  tuttavia  che  la  connessione  di  generatori  rotanti  in  grado  di  fornire 
corrente di cortocircuito potrebbe continuare, invece, a porre, per la particolare rete alla quale sono 
connessi, problemi di sollecitazione termica dei conduttori e aumento della corrente di corto circuito. 
 
 
1.2.  RETI ATTIVE DI DISTRIBUZIONE 
 
L’introduzione della GD nella rete elettrica di distribuzione, comporta alcune modifiche radicali 
della struttura del sistema. La rete attuale è a configurazione radiale, in quanto è la configurazione che 
assicura il migliore compromesso tra affidabilità ed economicità; essa ha una produzione centralizzata 
ed  è  passiva.  Il  sistema  di  distribuzione  è  telecontrollato  ed  automatizzato  tramite  una  gestione 
Supervisory  Control  and  Data  Acquisition  System  (SCADA).  Il  dimensionamento  delle  reti  di 
distribuzione, veniva effettuato in modo da consentire il rispetto dei vincoli tecnici nelle condizioni 
estreme più gravose. La presenza di GD può comportare una configurazione di rete diversa da quella 
radiale, necessita una automazione più sofisticata e comunicazioni bidirezionali locali e di sistema.  
Le reti di distribuzione devono, quindi, assumere un  ruolo attivo, sia nell’alimentazione dei 
consumi elettrici, sia nel controllo dei carichi e devono avere la capacità di accettare e trasportare la 
produzione locale. La rete di distribuzione con la presenza di GD perde l’unidirezionalità dei flussi di 
energia, ma soprattutto diventa attiva nei riguardi del sistema di trasmissione, come rappresentato 




Figura 9 Sistema di generazione tradizionale e sistema con generazione distribuita. Le frecce indicano i flussi di potenza 
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Il concetto di “Rete  Attiva” oggigiorno va  sempre più diffondendosi, in letteratura non si  è 
ancora  giunti  ad  una  definizione  precisa  che  delinei  esattamente  il  significato  del  termine.  Una 
possibile definizione di “Sistema di Distribuzione Attivo” potrebbe essere la seguente - “Una rete di 
distribuzione è attiva se il gestore della rete controlla e/o regola: la potenza assorbita o generata da 
carichi  e  generatori,  la  tensione  ai  nodi  ed  i  flussi  di  potenza  nei  rami  della  rete”,  oppure  più 
semplicemente si può definire attiva “una rete che non svolge la sola funzione passiva di alimentare 
gli utenti finali”; in sostanza una “rete elettrica attiva” è una rete elettrica che produce energia. 
In Italia, per rete attiva si intende, secondo le indicazioni tecniche contenute nella Norma CEI 0-
16 (allegato B della Delibera ARG/elt 119/08), una rete MT dove per almeno il 5% del tempo annuo 
di funzionamento si abbia un transito di potenza dalla MT verso la AT [2] [48].  
Ciò significa che l’evoluzione delle modalità di gestione delle reti di distribuzione in MT e BT, come 
definito nella Delibera, implica:  
·  la presenza di impianti di produzione, per predefinite percentuali di ore annue, che 
eccedano il fabbisogno delle utenze passive allacciate alle medesime reti (la Delibera ha 
“esteso” la definizione di rete attiva, abbassando la soglia temporale all‟1%);  
 
·  l’integrazione,  attraverso  opportuni  sistemi  di  comunicazione  e  controllo,  dei 
comportamenti e delle azioni di tutti gli utenti attivi e passivi connessi alla medesima 
rete.  
 
In questo contesto la GD deve contribuire al corretto funzionamento del sistema tramite, ad 
esempio, la fornitura dei servizi di rete. Questa possibilità richiede sia una modifica tecnica delle 
apparecchiature installate presso l’utente, che gli consentano di comunicare con il DSO (Distribution 
System Operator) e di rispondere in tempo reale ai segnali che questo gli invia, sia una modifica 
dell’attuale quadro normativo e regolatorio che permetta di implementare un meccanismo di gestione 
della GD da parte del DSO in qualche modo simile a quello già utilizzato per i generatori di grande 
taglia collegati alla rete di trasmissione. Un primo passo è costituito da regole tecniche di connessione 
che richiedano funzionalità, come ad esempio il comportamento durante i transitori di rete (curve di 
Low  Voltage  Fault  Ride  Through,  LVFRT),  verso  una  gestione  della  rete  in  maggiore  sicurezza 
[2][3]. 
Per le reti di distribuzione in media e bassa tensione, la procedura di integrazione è complessa: è 
necessario  sviluppare  nuove  modalità  di  gestione  delle  reti  verso  le  smart  grid  che  permettano 
maggiore  sicurezza  di  esercizio,  l’aumento  dell’efficienza  energetica  delle  reti,  un  maggiore 
coinvolgimento degli utenti finali attivi e passivi e, con prospettive di applicazione più lunghe, lo 
sviluppo di un dispacciamento locale da parte del DSO. 
 
In Italia, per quanto riguarda l’impiego delle FER, sono stati introdotti numerosi sistemi di 
incentivazione, sia di tipo amministrato che basati su meccanismi di mercato, volti a promuovere un 
rapido sviluppo di questa produzione di energia: Certificati verdi, Tariffa onnicomprensiva e Conto 
energia  (per  il  fotovoltaico).  A  questi  si  uniscono  poi  alcune  disposizioni  specifiche  relative 
all’accesso al sistema elettrico, che prevedono, tra l’altro, la garanzia della priorità di dispacciamento 
e l’esenzione dalla fornitura di risorse nel mercato per il servizio di dispacciamento (MSD), oltre a 
procedure semplificate per la connessione alla rete. Tutti questi provvedimenti hanno contribuito al 
progressivo  aumento,  negli  ultimi  anni,  delle  installazioni  di  impianti  di  produzione  da  fonti 
rinnovabili  (soprattutto  eolico  e  fotovoltaico)  su  tutti  i  livelli  di  tensione,  rispetto  alla  totale 
produzione lorda nazionale di energia elettrica.  
Tuttavia,  la  massiccia  penetrazione  delle  Fonti  Energetiche  Rinnovabili  (FER)  (e,  più  in 
generale,  della  Generazione  Diffusa  GD  e  per  la  quale  si  intende  l’insieme  degli  impianti  di 
generazione con potenza nominale inferiore a 10 MW e connessi, di norma, alle reti MT e BT) nel 
sistema elettrico impone un ripensamento delle modalità di gestione delle reti, che devono essere in 
grado di accogliere queste grandi quantità di energia. Per quanto attiene il sistema di trasmissione, la 
rete AT italiana ha una struttura molto avanzata e non richiede evoluzioni sostanziali a seguito di un 
aumento  delle  FER:  per  garantire  il  funzionamento  del  sistema  in  modo  corretto  e  sicuro  basta 
integrare, in forma semplificata, le funzioni previste per le centrali tradizionali anche sulle centrali che 
utilizzano fonti energetiche rinnovabili (provvedimento già introdotto in Italia con l’Allegato 17 al 
Codice di Rete ).  
Per quanto riguarda, invece, le reti di distribuzione in media e bassa tensione, l’integrazione è 
notevolmente più complessa: è necessario sviluppare nuove modalità di gestione delle reti e porre le CAPITOLO 1 




basi per orientarsi verso le smart grid che permettano  maggiore sicurezza di esercizio, l’aumento 
dell’efficienza energetica delle reti, un maggiore coinvolgimento degli utenti finali attivi e passivi e, 
con prospettive di applicazione più lunghe, lo sviluppo di un dispacciamento locale da parte del DSO. 
 
Ad una rete attiva sono richieste le seguenti caratteristiche: 
·  flessibilità:  nei  confronti  dei  cambiamenti  dei  carichi  e  degli  impianti  di  produzione 
(flessibilità soprattutto del sistema di protezione); 
·  accessibilità: capacità di garantire agli utenti (produttori o meno) l’accesso alla rete; 
·  affidabilità: capacità di garantire la continuità e la qualità del servizio elettrico; 
·  economicità: cioè raggiunge i risultati previsti con il miglior compromesso tra innovazione, 
gestione efficiente, la regolamentazione e la concorrenza [4]. 
 
Sono stati proposti diversi modelli di rete attiva; il modello più semplice e che richiede le modifiche 
minori alla rete attuale, è il modello DMS –Distribution Management System- che riceve in ingresso le 
informazioni sulle tensioni ai nodi e può comandare lo sgancio dei generatori quando la tensione salga 
a livelli intollerabili. 
Uno schema di principio del modello DMS viene riportato in Figura 10. Dal semplice modello DMS, 
si hanno evoluzioni che prevedono il completo sistema di controllo per tutte le risorse energetiche 
distribuite (DER) nell’area controllata, o dall’integrazione del DMS in uno schema più complesso, in 
cui  la  rete  è  magliata.  Nel  caso  di  magliatura  si  possono  poi  sviluppare  sistemi  di  controllo  per 
ottenere la riconfigurazione on-line della rete tramite dispositivi di manovra e sezionamento, oppure 
mediante opportuni dispositivi detti FACTS -Flexible AC Transmission System- per la ripartizione 




Figura 10 Sistema DMS di rete attiva [5]. 
 
Come si può intuire, una rete attiva dovrebbe avere una struttura fortemente interconnessa, quindi ben 
lontana dalla struttura radiale. Dovrebbe essere suddivisa in celle (dette “local areas” vedi Figura 11) 
autosufficienti  (ovvero  indipendenti  nelle  protezioni,  nella  regolazione  di  tensione,  ecc.)  che 
partecipino  al  mercato  acquistando  o  vendendo  energia  da/a  celle  adiacenti  o  dal/al  sistema  di 
trasmissione. Come ultimo stadio, la rete attiva può anche giovarsi della presenza di microreti in BT e 
MT,  che  costituiscono  un  aggregato  di  carichi  e  generatori,  connesso  alla  rete  di  distribuzione 
mediante  un  unico  punto  di  interfaccia,  che  all’occorrenza  possono  funzionare  come  isola 
intenzionale. Un esempio di rete attiva con microreti viene riportato in Figura 12 [5] [6]. 
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Figura 12 Sistema di rete attiva con microreti capaci di auto sussistenza [5]. 
 
1.2.1.  CONTROLLO E REGOLAZIONE DELLA GD 
 
La presenza della GD sulle reti di distribuzione MT e BT può comportare il manifestarsi di 
una  serie  di  criticità  legate  soprattutto  all’approccio  fit&forget    secondo  il  quale  la    rete  è 
dimensionata sul “caso peggiore” (quantità di generazione connettibile decisa sul caso peggiore) [7], 
in questo modo, una volta connessi, i generatori producono quando e come possibile a seconda della 
disponibilità della relativa FER senza fornire servizi di regolazione, e la rete deve sempre accettare la 
potenza prodotta. 
Recentemente,  la  crescente  quantità  di  unità  FER,  spesso  di  piccola  taglia,  installate  sulle  reti  di 
distribuzione  MT  e  BT  (unità  GD,  UGD)  sta  creando  nuovi  problemi  di  gestione  dei  sistemi  di 
protezione, controllo e regolazione. Le criticità introdotte dalla GD sono sia a livello locale (rete di 
distribuzione, o un suo sottoinsieme) che di sistema, e sono legate, in particolare, al funzionamento 
dell’attuale Sistema di Protezione di Interfaccia (SPI) e alla regolazione di tensione.  
Risulta  quindi  necessario  controllare  e  regolare  queste  nuove  unità  di  generazione  superando 
l’approccio fit&forget e passando ad una gestione attiva della rete che preveda la connessione di GD 
garantendo totale sicurezza per il sistema e elevati livelli di qualità del servizio per tutti i clienti.  
Il DSO deve allora essere in grado di comunicare con tutte le UGD in modo da controllarle e gestirle 
correttamente evitando i problemi locali legati al funzionamento del SPI e alla regolazione di tensione, 
ma anche le criticità che si verificano a livello di sistema.  
Tali  problemi  diventano  sempre  più  critici  all’aumentare  della  GD,  in  particolare  riguardano  le 
inversione di flusso a livello di feeder MT o di interfaccia AT/MT e le sovratensioni prodotte dalle 
UGD distribuite in rete. CAPITOLO 1 




Come noto, la hosting capacity della rete risulta limitata in maniera più stringente non dalla portata dei 
conduttori, ma dalla sopraelevazione di tensione che la GD può determinare nel punto di connessione, 
specie se di apprezzabile entità e collegata in coda a linee lunghe [8]. 
 
La tensione sulla sbarra MT risulta vincolata dalla regolazione effettuata dal Variatore Sotto 
Carico del TR AT/MT, per cui la GD di linea (qualora fornisca potenza in esubero rispetto al carico 
della porzione di linea a valle della GD medesima) può lavorare a tensione più alta di quella presenta 
sulla sbarra MT di cabina primaria (CP). Per evitare questa limitazione in moda da aumentare la 
hosting capacity della rete senza realizzare nuove infrastrutture costose, la soluzione risiede nella 
regolazione di tensione tramite la GD stessa. 
 
Ad oggi è difficile che i servizi di dispacciamento vengano garantiti da ciascuna UGD in diretto 
rapporto con TERNA. Esistono, infatti, diversi ostacoli alla possibilità che sia direttamente la GD a 
fornire,  partecipando  al  Mercato  per  i  Servizi  di  Dispacciamento  (MSD),  i  servizi  di  rete  al 
Transmission System Operator (TSO); il Codice di Rete, che definisce le regole per la partecipazione 
al MSD, stabilisce, infatti, vincoli molto precisi, che difficilmente possono essere rispettati dalla GD a 
causa della dimensione ridotta che caratterizza questo tipo di impianti e della scarsa prevedibilità e 
controllabilità della loro produzione. Questi problemi possono essere superati, però, se, invece di 
singoli  impianti,  fosse  ammessa  la  partecipazione  attraverso  aggregazioni  di  impianti  (punti  di 
dispacciamento a livello di singola CP). 
In particolare, in questo scenario il DSO potrebbe aggregare le  UGD (spesso di piccola taglia) sottese 
a  ciascuna  CP  determinando,  attraverso  un  dispacciamento  locale,  anche  in  funzione  del  carico 
presente in rete, un profilo di scambio prevedibile tra la CP e la rete di trasmissione.  
Il DSO, che in questa nuova configurazione di rete conosce, istante per istante, il valore di carico e 
generazione di ogni CP, comunica al TSO la previsione dei flussi di energia al giorno prima, e ne 
garantisce il rispetto in tempo reale agendo su tutti gli utenti (attivi e passivi) collegati alla rete, e sugli 
eventuali sistemi di accumulo. 
Inoltre, il DSO potrà reagire tempestivamente a variazioni impreviste di carico e generazione sottesa, 
nonché  a  richieste  di  modulazione  inviate  da  parte  del  TSO  per  sostenere  il  sistema  elettrico  in 
situazioni di emergenza.  
Il dispacciamento locale può essere effettuato dal DSO attraverso l’invio di segnali diretti agli utenti 
finali/produttori  oppure,  in  prospettiva,  lasciando  che  questi  ultimi  rispondano  ai  segnali  di 
prezzo/tecnici inviati dal DSO, consentendo in linea teorica anche agli utenti finali – o piuttosto ad 
aggregazioni di consumatori – di offrire servizi di dispacciamento. L’azione di controllo potrà essere 
svolta  su  un  unico  utente  finale/generatore  per  volta  oppure  su  una  aggregazione  di  soggetti 





Figura 13 Situazione odierna e possibile futura 
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L’introduzione del dispacciamento locale comporterebbe una serie di benefici sia a livello locale che 
di sistema: 
 
·  Avvicinare carico e generazione gestendo i relativi flussi di potenza in modo ottimizzato, con 
una riduzione delle perdite e un uso più efficiente delle risorse presenti (beneficio a livello 
locale).  Questo  comporta,  infatti,  una  riduzione  della  potenza  attiva  circolante  in  rete, 
abbassando  così  il  livello  di  corrente  e  le  perdite,  soprattutto  nel  caso  in  cui  la  potenza 
iniettata è coordinata con quella complessivamente assorbita dai carichi alimentati dalla linea 
stessa. Inoltre, potrebbe essere possibile gestire non solo i flussi di potenza attiva ma anche 
quelli di potenza reattiva con una significativa riduzione dello scambio con la rete AT, e una 
ulteriore diminuzione delle perdite.  
·  La riduzione/differimento degli investimenti nel potenziamento della rete (beneficio a livello 
locale). Infatti, una maggiore quantità di generazione installata sulla rete MT e una migliore 
sincronizzazione  dei  prelievi  e  delle  immissioni  di  energia  su  un’estensione  spaziale 
predeterminata, possono alleviare il carico della rete stessa, conseguendo un differimento 
degli investimenti. 
·  La possibilità di effettuare un dispacciamento locale comporterebbe sia un miglioramento nel 
controllo della rete di distribuzione, limitando l’intermittenza e l’imprevedibilità dei flussi di 
energia  delle  FER,  sia  una  maggiore  flessibilità  nella  gestione  della  rete  di  trasmissione 
(benefici a livello di sistema).  
 
 
1.3.  STATO DEL NEUTRO NELLE RETI DI DISTRIBUZIONE 
 
Nelle reti di distribuzione il collegamento del neutro a terra nella cabina primaria può avvenire 
essenzialmente attraverso quattro metodi: 
 
·  neutro isolato (configurazione impiegata in Giappone, Irlanda e in Italia fino ai primi anni 
’90); 
·  neutro a terra tramite resistore (configurazione impiegata in Francia, Spagna e Portogallo); 
·  neutro a terra tramite induttore accordato (configurazione impiegata in Austria, Germania, 
Svezia e in Italia dal 2000); 
·  neutro direttamente a terra senza conduttore di neutro (configurazione impiegata solamente 
in Inghilterra). 
 
Questa diversità di atteggiamenti tra i vari paesi è giustificata in quanto l’esercizio del neutro non 
influenza, nel regime di normale esercizio, il trasporto di potenza. La connessione del neutro a terra 
determina invece il comportamento della rete nei riguardi dei guasti che coinvolgono  la rete alla 
sequenza zero, ovvero i guasti non simmetrici5. Per quanto riguarda l’Italia nell’ultimo decennio si è 
avuto  il  passaggio  da  neutro  isolato  a  neutro  compensato.  La  configurazione  “classica”  a  neutro 
isolato è stata impiegata in quanto garantisce una buona semplicità di esercizio e comporta, per guasto 
a terra, una bassa tensione tra il dispositivo guasto e il terreno. Per contro, l’adozione del neutro 
isolato comporta una  maggiore sollecitazione degli isolamenti (durante il  guasto le fasi “sane”  si 
portano alla tensione concatenata per cui l’isolante è sottoposto ad una tensione  3  volte maggiore), 
la possibilità di avere il fenomeno dell’arco a terra intermittente, ma soprattutto fornisce la possibilità 
di restare in servizio, pur con una fase a terra, nel caso di guasto fortemente resistivo (cosa, peraltro, 
molto pericolosa per la sicurezza delle persone). 
 
Il collegamento a terra del neutro tramite bobina accordata (chiamata anche bobina di Petersen in 
onore di Waldemar Petersen che, nel 1917 per primo, la studiò e la mise in esercizio) permette, in 
primo luogo, di limitare (anche annullare se l’accordo della bobina è perfetto) la corrente di guasto 
monofase a terra e di aumentare la probabilità di auto estinzione dei guasti monofase e quindi ridurre i 
rischi  dell’arco  intermittente.  La  Tabella  3  riassume  il  comportamento,  nei  confronti  delle 
sovratensioni, di una rete con neutro connesso a terra nei vari modi possibili:  CAPITOLO 1 









1.3.1.  GESTIONE DEL NEUTRO TRAMITE BOBINA ACCORDATA (PETERSEN) 
 
Le bobine di Petersen adottate in Italia sono di due tipologie: 
 
·  bobina fissa: bobina con un valore fissato di reattanza funzione dell’assetto della rete. Questa 
configurazione richiede l’intervento sul dispositivo in occasione di significative modifiche 
all’assetto della rete. Il reattore è una semplice bobina con la possibilità di variazione del 
numero di spire inserite; 
·  bobina mobile: bobina con la possibilità di una regolazione continua del valore di reattanza. 
Questa  configurazione  è  maggiormente  flessibile  rispetto  la  precedente,  ma  richiede  un 
sistema di controllo denominato dispositivo analizzatore di neutro (DAN). Il reattore è una 
bobina al cui interno si trova una colonna di materiale ferromagnetico (detto nucleo tuffante), 
spezzata  in  due  semicolonne  distanziate  a  formare  un  consistente  traferro.  Il  sistema  di 
controllo    agisce  sulla  distanza  tra  queste  due  semicolonne  aumentando/diminuendo  il 
traferro. 
 
Il collegamento a terra del neutro avviene nelle cabine primarie di trasformazione attraverso una 
serie di collegamenti che indicheremo come formatore di neutro. Il formatore di neutro può essere 
eseguito  in  due  metodi.  Il  primo  schema  riguarda  l’utilizzo  del  centro  stella  del  secondario  del 
trasformatore  AT/MT  come  formatore  di  neutro.  Come  rappresentato  in  Figura  14,  questa 
configurazione  richiede  un  complesso  di  Petersen  per  ciascuna  semisbarra  di  cabina  primaria, 
ciascuno dei quali sia capace di operare in maniera indipendente a congiuntore di sbarre aperto. 
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Figura 14 Collegamento del complesso di Petersen tramite centro stella del trasformatore AT/MT 
 
Il secondo schema, riportato in Figura 15, riguarda l’utilizzo di un reattore zigzag come 
formatore di neutro. Il reattore zig-zag presenta struttura analoga a quella di un trasformatore trifase in 
cui  i  due  avvolgimenti  uguali  e  concentrici,  invece  di  essere  galvanicamente  separati  a  formare 
primario e secondario, sono fra loro connessi nella tipica forma zig-zag (Figura 16). Esso presenta, 
alimentato con una terna di tensioni diretta od inversa, un’impedenza pressoché infinita mentre, se 
alimentato  in  omopolare  fra  i  tre  terminali  di  linea  e  il  suo  centro  stella,  presenta  un’impedenza 
piccola  e  costante  che  ha  le  caratteristiche  tipiche  di  un’impedenza  di  corto  circuito.  In  cabina 
primaria  i  reattori  sono  collegati  alla  semisbarra  di  media  tensione  e  funzionano  in  maniera 
indipendente uno dall’altro. Questo collegamento presenta il vantaggio di non dipendere dal tipo di 




Figura 15 Collegamento del complesso di Petersen tramite reattore zig-zag. CAPITOLO 1 






Figura 16 Struttura e collegamenti di un reattore zig-zag. 
 
Per  quanto  concerne  il  dimensionamento  del  valore  di  reattanza  e  di  resistenza  da  inserire  nel 
complesso di Petersen, risulta essenziale la conoscenza del comportamento alla sequenza zero dei 
componenti del formatore di neutro. Nel caso di messa a terra tramite centro stella del trasformatore 




Figura 17 Circuito omopolare per collegamento della bobina di Petersen al centro stella del trasformatore AT/MT. 
 
in questo caso la bobina di Petersen si trova in serie 1/3 dell’impedenza omopolare del trasformatore e 
quindi il valore di accordo con la capacità di rete C0 dovrà essere, indicando con XC la reattanza 




Per la messa a terra tramite reattore zig-zag, il circuito omopolare è il seguente: 
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Figura 18, Circuito omopolare per collegamento della bobina di Petersen tramite reattore zig-zag. 
 
Il valore di reattanza della bobina dovrà tenere in considerazione la presenza, in serie, della reattanza 
di corto circuito del trasformatore zig-zag. Con la medesima simbologia del caso precedente il valore 
di reattanza da considerare è: 
 
 
In entrambe le configurazioni di collegamento compaiono, nel complesso di Petersen, una resistenza 
in parallelo alla bobina (RP) ed una resistenza in serie (RS). La resistenza in parallelo è inserita su un 
circuito ausiliario alimentato a 500 V tramite accoppiamento induttivo con la bobina di accordo e ha 
lo scopo di aumentare la componente attiva della corrente (tipicamente correnti dai 20 ai 30A) nella 
linea MT affetta da guasto, garantendo il sicuro intervento delle protezioni direzionali di terra che 
sorvegliano  le  linee;  la  sua  presenza  inoltre  favorisce  l’auto-estinzione  degli  archi  a  terra.  La 
resistenza serie RS, inserita tra la bobina di accordo e l’impianto di terra della cabina primaria, viene 
inserita per limitare la durata della componente unidirezionale nella corrente omopolare di guasto e, di 
conseguenza, la saturazione dei TA toroidali che alimentano la protezione direzionale di terra [9][10]. 
 
In particolare in Figura 19 si fa riferimento ai valori nominali e tolleranze utilizzate da ENEL: 
 
 
Rs1= resistenza serie (prima parte); 
Rs2= resistenza serie (seconda parte); 
Rp = resistenza parallelo; 
k = rapporto di trasformazione dell’avvolgimento 
(concentrico  alla  bobina)  a  500  V  (su  cui  è 
fisicamente inserita la resistenza parallelo); 
Rs1 = 1.4 Ohm ± 10% 
Rs2 = 2.4 Ohm ± 10% 
Rp = 460 Ohm ± 5% 
variabilità  reattanza  bobina  =  32÷195  Ohm 
(campo 60÷360 A) 
k^2  =  [(20000/√3)/500]^2  ±  10%  (fattore  di 





Figura 19 Bobina mobile.[10]. 
 
 
Si ricordi che la Rp è fisicamente posta sull’avvolgimento in bassa tensione concentrico alla bobina; 
quindi oltre alla tolleranza sul valore ohmico del componente, deve essere considerata anche una 
tolleranza sul rapporto di trasformazione MT/BT. CAPITOLO 1 




Per quanto riguarda invece i parametri di sequenza omopolare del trasformatore di messa a terra 
(XomoTR;  RomoTR),  si  considerano  i  valori  di  riferimento  per  le  taglie  unificate  utilizzate  da 
ENEL, secondo i valori della Tabella 4. 
 




Inoltre a seconda del tipo di connessione che viene utilizzata per la messa a terra tramite bobina, 
vengono adottate differenti sistemi di protezione. 
Nell’ipotesi  in  cui  la  cabina  preveda  la  messa  a  terra  del  neutro  con  bobina  di  compensazione 
collegata  tramite  IMS  unipolari  direttamente  sul  centro  stella  dei  TR  AT/MT,  non  sono  previste 
protezioni (escludendo quelle di macchina).  
Mentre  nell’ipotesi  in  cui  la  Cabina  Primaria  preveda  la  messa  a  terra  del  neutro  con  bobina  di 
compensazione  collegata  tramite  Trasformatore  Formatore  di  Neutro  (TFN),  la  protezione  di 
quest’ultimo è effettuata: 
 
·  contro il guasto polifase tramite relé a massima corrente; 
·  contro il guasto monofase tramite relé direzionali di terra; 
·  contro il guasto monofase e doppio monofase tramite relé a massima corrente omopolare 




1.3.2.  DISPOSITIVO ANALIZZATORE DI NEUTRO (DAN) 
 
Nel caso di adozione della messa a terra del neutro tramite bobina mobile, le condizioni di 
esercizio  normali  della  rete  possono  essere  quindi  con  perfetta  compensazione  (entro  i  limiti  di 
regolazione del dispositivo analizzatore + bobina) anche nel caso di configurazioni o assetti di rete 
variabili nel tempo.  
I tempi di regolazione del valore di reattanza della bobina mobile sono relativamente lenti, (decine di 
secondi o qualche minuto). Ciò a causa : 
   
·  della natura della regolazione, che è sempre di tipo meccanico; 
·  della necessità, per la regolazione stessa, di disporre della curva di risonanza ; questa curva 
deve  essere  misurata  o  comunque  stimata,  a  partire  da  un  opportuno  numero  di  misure 
puntuali della tensione omopolare. 
 
Risulta comunque sempre possibile avere condizioni transitorie di rete non accordata poiché durante i 
guasti e le conseguenti perdite di linee si perde la condizione di accordo con la rete [10]. 
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1.3.2.1  FUNZIONALITA’ DEL DAN 
 
Il DAN deve regolare in modo automatico il grado di accordo tra la bobina mobile e la 
capacità omopolare della rete MT cui è collegata. Nella soluzione unificata da Enel è previsto un 
DAN per ciascuna semisbarra di Cabina Primaria; i DAN operano in maniera indipendente nel caso di 
esercizio a sbarre separate, mentre con esercizio a sbarra unica uno dei due DAN deve svolgere la 
funzione di comando (master) con l’altro che deve essergli  asservito (slave). Per realizzare questa 
funzione  i  DAN  confrontano  le  tensioni  omopolari  sulle  due  sbarre  e,  in  caso di  uguaglianza,  si 
portano nel funzionamento master/slave. In questa condizione, se il congiuntore K non è chiuso, viene 
emessa una segnalazione di “PARALLELO ESTERNO” che sta a significare la chiusura in anello 
delle due sbarre attraverso un IMS posto lungo linea. 
Il dispositivo deve, inoltre, poter comandare l’esclusione o l’inclusione della resistenza serie e del 
ramo “resistenza parallelo” della messa a terra del neutro. Per quanto riguarda quest’ultima funzione, 
il DAN deve richiedere al GSN l’eventuale esclusione della resistenza parallelo. 
 
La grandezza di ingresso, su cui il DAN effettua le misure per la determinazione dei parametri di rete 
da accordare, è la tensione omopolare rilevabile dall’avvolgimento ausiliario del secondario del TV di 
semisbarra.  Per  la  determinazione  della  condizione  di  accordo  sono  possibili  differenti  metodi, 
generalmente riconducibili a due approcci. 
Il primo di questi consiste nell’effettuare variazioni del valore di induttanza della bobina e misurando 
il valore di Vo. In condizioni di risonanza, come visto, Vo presenta il suo valore massimo (se la rete 
non è perturbata da guasti). Noto il valore di Vo e noto il valore di induttanza è possibile risalire ai 
valori di capacità della rete da compensare. 
Il  secondo  approccio  consiste  nell’iniettare,  mediante  un  dispositivo  iniettore,  un  impulso  di 
tensione/corrente (più in generale una tensione/corrente di ampiezza, frequenza e durata opportuna, al 
limite anche in modalità continua) sul circuito omopolare. La variazione della tensione Vo a tale 
sollecitazione può essere messa in relazione con il valore di capacità della rete MT. In questo secondo 
approccio, in generale necessario qualora la rete MT presenti un piccolo grado di dissimmetria, il 
DAN assume le caratteristiche di un dispositivo attivo nella 
rete MT. 
 
Il DAN è quindi dotato, al minimo, di: 
·  un ingresso analogico per l’acquisizione di Vo; 
·  un ingresso per l’acquisizione della posizione della bobina; 
·  un’uscita per l’emissione del comando di aumenta induttanza; 
·  un’uscita per l’emissione del comando diminuisci induttanza; 
·  un’uscita (opzionale) per il comando dell’iniettore. 
 
Spesso l’adozione dell’iniettore di corrente è imposta proprio dalla richiesta di funzionalità del 
DAN anche su reti a basso “grado di dissimmetria” : l’iniettore di tensione/corrente ha appunto in 
questo caso la funzione di modificare la tensione omopolare del sistema iniettando una corrente nella 
bobina mobile (agendo su un avvolgimento secondario accoppiato alla bobina di potenza) generando 
quindi un adeguato “squilibrio” sul circuito omopolare che si concretizza con una tensione omopolare. 
A  tal  proposito,  risulta  fondamentale  il  fatto  che  tale  squilibrio  immesso  nella  rete  (Vo)  non 
interferisca con il normale esercizio della rete MT. In particolare, non si devono provocare interventi 
intempestivi del sistema di protezione (basato sul rilevamento della componente wattmetrica della 
corrente omopolare che interessa le linee e sul livello della tensione omopolare). Di conseguenza è 
necessario  prescrivere  un  limite  massimo  a  tale  corrente  iniettata  per  non  superare  la  soglia  di 
intervento della protezione di massima tensione omopolare sulle sbarre MT (nel campo dei 3÷20 V 
secondari).  
 
Ad esempio, con riferimento a reti a 20 kV, fissando un limite massimo di 600 V primari 
(circa  5  V  secondari),  il  massimo  valore  di  corrente  teoricamente  iniettabile  in  rete  sarebbe  (per 
l’impedenza capacitiva massima di circa 190 Ohm, corrispondente ad una rete di estensione 60 A, 
valore minimo utilizzabile per la bobina mobile) pari a poco più d 3 A (primari). 
La taratura per la protezione di massima tensione omopolare (59 Vo) per le reti dotate di bobina 
mobile (I>200A) è di regola pari a 8 V (cfr. documento DK4452); il limite legato all’iniettore deve CAPITOLO 1 




essere adeguatamente inferiore a tale soglia In realtà gli iniettori adottati sulle reti Enel sono in grado 
di funzionare con valori di corrente inferiori, dell’ordine dell’ 1 A. Ipotizzando di fissare tale valore, il 
massimo incremento di tensione omopolare creato in rete sarebbe appunto pari a circa 190 V primari, 
pari a circa l’1.65%. 
 
Durante il funzionamento e per le eventuali misurazioni di grandezze di rete si deve tenere 
conto della presenza anche di una eventuale bobina di compensazione fissa e/o del trasformatore di 
collegamento. Il DAN deve quindi procedere ad inserire o disinserire questa bobina fissa in relazione 
a  determinate percentuali di compensazione: 
 
·  Disinserire la bobina fissa a [%]  25.0 
·  Inserire la bobina fissa a [%]       95.0 
 
Il controllo automatico della reattanza della bobina deve essere garantito in un ampio campo di 
variazione  di  reattanza.  Per  valori  richiesti  al  di  fuori  di  tale  intervallo  il  dispositivo  DAN  deve 
bloccarsi e fornire opportuna segnalazione di raggiunta fine corsa (minima o massima) della bobina. 
La  procedura  di  adattamento  del  grado  di  compensazione  deve  essere  attivata  a  fronte  di  una 
variazione di tensione omopolare superiore ad un valore prestabilito (tarabile) che persista per un 
tempo prestabilito. Al termine della procedura di adattamento la nuova tensione omopolare viene 
assunta come nuovo riferimento. La regolazione della bobina sono bloccate se la tensione omopolare è 
superiore a un certo valore per un certo tempo entrambi definiti [10]. 
 
 
1.3.2.2  CRITERI DI TARATURA DEGLI ANALIZZATORI DI NEUTRO 
 
I parametri richiesti per la funzionalità del DAN, indicati nella specifica DV1027A2NC e che si 
possono  considerare  i  “parametri  di  taratura”  di  questi  dispositivo  sono  di  seguito  elencati 
schematicamente.  
 
Corrente di guasto a neutro isolato della semisbarra; tale dato è ovviamente caratteristico di 
ciascuna semisbarra e può essere misurato o calcolato (per un calcolo approssimato si può fare 
riferimento al documento DK4460); 
Impedenza omopolare del trasformatore AT/MT o TFN, (valore equivalente serie a 50 Hz) e la 
eventuale reattanza della bobina fissa inserita (a 50 Hz); vedi Tabella 5; tali valori sono utilizzati 
dal DAN per effettuare i calcoli di rete e in particolare per tenere  conto dell’effettivo valore di 
tensione omopolare alle sbarre (differente da quello della tensione ai capi della bobina, appunto 
per la caduta sull’impedenza omopolare di trasformatore) Per questo motivo, nel caso in cui si 
adotti come misura di tensione omopolare l’uscita del triangolo aperto del TV di sbarra MT, sarà 
necessario indicare un valore nullo di impedenza. 
Resistenza parallelo; il valore indicato deve essere quello nominale, pari quindi a 460 Ohm; come 
visto il valore equivalente reale risulta dipendere in modo sensibile dalla posizione della bobina. 
resistenza serie associata al TFN; 
Fattore di qualità della bobina mobile; 
Fattore di qualità della eventuale bobina fissa; 
grado di compensazione da attuare sulla rete; il valore utilizzato (pari al 95% o, con notazione 
alternativa, -5%) rappresenta un compromesso tra la necessità di compensare esattamente la rete 
in situazione “integra” e non passare ad un grado di sovracompensazione eccessivo a seguito 
della perdita (per intervento delle protezioni) di una o più linee. 
Minima variazione di tensione omopolare che attiva la procedura di compensazione e l’intervallo 
di tempo associato; anche in questo caso il valore ottimale (individuato nel 10%, da riferirsi al 
valore di tensione omopolare preso come riferimento a valle del precedente accordo) rappresenta 
un  compromesso  tra  l’esigenza  di  mantenere  la  rete  al  grado  di  compensazione  desiderato 
(inseguendo  quindi  il  più  possibile  i  cambiamenti  di  rete)  e  quella  di  non  avere  processi  di 
accordo  troppo  frequenti  (con  movimentazioni  ripetute  della  bobina).  Per  quanto  riguarda 
l’intervallo di tempo associato, esso deve essere maggiore del massimo tempo “mediamente” 
impiegato  dalla  bobina  ad  effettuare  l’accordo  (ad  evitare  ovviamente  interferenze  durante 
l’accordo stesso), dipendente quindi dal tipo di bobina ma comunque dell’ordine di alcuni minuti.  CAPITOLO 1 




Soglia  di  tensione  omopolare  che  blocca  l’analizzatore  di  neutro  e  l’intervallo  di  tempo 
associato; lo scopo di questa soglia è quello di bloccare le operazioni di accordo della bobina al 
manifestarsi di una condizione di guasto monofase in rete. Il valore ottimale (da riferirsi al valore 
assoluto della tensione omopolare) deve coordinarsi con i valori di intervento delle protezioni 
principali  di  linea  per  guasto  monofase  essendo  di  poco  inferiore  ad  essi.  Da  qui  il  valore 
utilizzato pari al 5% della tensione nominale di fase ed il tempo di ritardo superiore a 120 s. 
La modalità di funzionamento per esercizio a sbarre unite (master o slave);la posizione alla quale 
portare la bobina mobile controllata dall’analizzatore slave; in questo caso è stata previsto di 
utilizzare l’alternativa di bloccare la bobina slave al valore raggiunto all’atto della chiusura del 
congiuntore, presupponendo di essere comunque in una situazione vicina all’accordo (si evita così 




1.3.2.3  DISPOSITOVO DI MONITORAGGIO DELLE CONDIZIONI DI ISOLAMENTO (MCI) 
 
La funzione di monitoraggio dell’isolamento ha lo scopo di individuare condizioni  di perdita 
d’isolamento presenti nelle reti MT. Il dispositivo relativo deve provvedere ad effettuare direttamente 
delle  misure  di  perdita  dell’isolamento    su  ciascuna  linea,  indipendentemente  dagli  dispositivi  di 
protezione; in particolare consente di riconoscere  variazioni dissimmetriche della conduttanza verso 
terra. Esso associa le correnti omopolari di linea per misurare in kΩl’isolamento verso terra delle 
linee. 
Questa  funzionalità  viene  di  solito  associata  solo  all’esercizio  della  rete  a  neutro  compensato,  in 
presenza dii messa a terra con bobina mobile, perché: 
·  Gli effetti di dissimmetria sono amplificati dalla presenza della bobina, e quindi risultano più 
facilmente identificabili; 
·  La possibilità di indagare la curva di risonanza con la bobina mobile  e la presenza del 
dispositivo d iniezione permettono misure delle grandezze omopolari  a seguito di condizioni 
controllate di segnale sul circuito omopolare. 
   
Il dispositivi è in grado di distinguere due soglie d’intervento. 
·  Lieve  (PIL  –  Perdita  Isolamento  Lieve)  allo  scopo  di  indirizzare  azioni  preventive  di 
manutenzione sulle linee; 
·  Grave (PIG – Perdita Isolamento Grave) per possibile uso come rincalzo delle protezioni 
direzionali di terra; ovvero consente di selezionare guasti monofase con gli stessi valori di 
tensione omopolare, corrente omopolare e settore di intervento delle protezioni direzionali di 
terra installate in CP con un tempo di intervento intermedio tra le impostazioni della soglia 
67.1 (direzionale di terra di prima soglia) e 59Vo. 
 
Per ogni linea la segnalazione PIL avviene sia per variazione lenta che per variazione rapida della 
conduttanza/resistenza (fino a 10µS/100kΩ). La misura viene effettuata sia a seguito di una variazione 
delle tensione omopolare riscontrata sulle sbarre MT, sia periodicamente ( massimo di 0,5 h) qualora 
la stessa  tensione omopolare non subisca variazioni. 
Questa funzione, ad oggi, non è stata ancora studiata a fondo da ENEL e al momento, nessun sistema 
di diagnostica preventiva in linea è disponibile sulle reti MT ENEL e che, pertanto, la funzione PIL, 
correntemente utilizzata all’estero con risultati positivi, offre enormi potenzialità ai fini di indirizzare 
l’attività manutentiva preventiva [10][11]. 
 
 
1.3.2.4  AUTOMATISMO DI SELEZIONE E GESTIONE DELLO STATO DEL NEUTRO 
 
La compensazione del neutro non deve essere intesa come una situazione immutabile, ma è 
lecito garantire, qualora l'operatore lo ritenga utile o lo stato della rete MT lo renda necessario, la 
possibilità di ristabilire le  condizioni di isolamento del neutro. Tale compito ad un automatismo, 
denominato GSN (Gestore Stato Neutro), che è in definitiva un dispositivo che assicura in modo CAPITOLO 1 




automatico la corretta predisposizione di tutti gli organi di impianto costituenti il sistema di messa a 
terra del neutro.  
Gli organi e i dispositivi coinvolti nella selezione dello stato del neutro sono i seguenti: (Figure 20, 
21) 
 
·  Interruttori dei trasformatori AT/MT 
Viene acquisita la posizione di tali interruttori poiché nel caso di una  loro apertura, che 
comporta la disalimentazione di una porzione di rete MT (scatto di un trasformatore con 
congiuntore aperto o scatto contemporaneo di entrambi i trasformatori a congiunture chiuso), 
GSN realizza, per quella porzione di rete, l'isolamento del neutro. Viceversa, se l'apertura di 
un trasformatore non comporta la disalimentazione di linee MT (apertura degli interruttori di 
un trasformatore AT/MT con congiuntore chiuso), GSN considera la nuova situazione come 
facente parte di una normale manovra di esercizio e lascia invariato lo stato del neutro ma 
esclude una delle due resistenze parallelo. 
 
·  Dispositivi Analizzatori di Neutro 
E'  facoltà  dei  DAN  richiedere  anche  l'apertura  (ed  eventuale  richiusura)  degli 
interruttori/sezionatori di inserzione delle resistenze parallelo che fanno parte delle bobine di 
Petersen.  Il  GSN  non  interferisce  con  la  regolazione  operata  dai  DAN,  ma  deve  invece 
interpretare ed attuare le richieste di apertura e richiusura degli interruttori/sezionatori delle 
resistenze  provenienti  dagli  analizzatori  di  neutro,  memorizzando  la  causa  della 
movimentazione.  Una  logica  dedicata  governa  l'inclusione/esclusione  dei  DAN  e 
l'attribuzione della qualifica di Master ad uno dei due dispositivi, nel caso di funzionamento a 
congiuntore chiuso. 
 
·  Congiuntore delle sbarre MT 
La  posizione  del  congiuntore  viene  soltanto  monitorata  da  GSN  ed  è  necessaria  per  la 
esclusione di una delle due resistenze parallelo. 
·  Interruttori di TFN 
Gli interruttori di TFN, posti a monte dei Trasformatori Formatori di Neutro, servono per 
inserire le bobine di Petersen sulle sbarre MT di Cabina Primaria. Essi possono essere aperti 
o chiusi da GSN durante le procedure di selezione del neutro, ma sono anche soggetti a scatti 
per l'intervento di protezioni dedicate. 
 
·  Interruttori delle resistenze parallelo 
Le resistenze parallelo sono normalmente inserite, ma possono essere aperte su richiesta dei 
DAN, se presenti, o in concomitanza con la chiusura del congiunture. 
 
·  Sezionatori SCS 
La  movimentazione  dei  sezionatori  SCS  è  legata  alla  posizione  degli  interruttori  dei 
trasformatori AT/MT tramite una logica dedicata, per cui essi si devono aprire e chiudere 
portandosi esattamente nella stessa posizione degli interruttori dei trasformatori. Il GSN deve 
rilevare la posizione degli SCS per controllare che abbiano realmente seguito il cambiamento 
di posizione dei suddetti interruttori dei trasformatori; infatti solamente dopo questo controllo 
GSN è in grado di operare sul sezionatore SK, portandolo nella posizione prevista. 
 
·  IMS inserzione bobina 
Gli IMS servono per inserire le bobine di Petersen sui centri stella dei trasformatori AT/MT. 
 
·  Sezionatore/congiuntore SK 
L'apertura del sezionatore/congiuntore SK assicura l'esercizio canonico a barre disgiunte e 
trasformatori indipendenti quando il congiuntore delle sbarre MT è aperto; viceversa la sua 
chiusura dà la possibilità di sfruttare entrambe le bobine, inserendole sul centro stella di un 
unico trasformatore, quando una delle due macchine è inutilizzata. In pratica la posizione del 
SK viene determinata da quella del congiuntore delle sbarre MT, ed in particolare SK è 
chiuso dopo la chiusura del congiuntore, mentre è aperto prima dell'apertura di tale organo. 
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Figura 21 Schema generale degli organi di manovra in una Cabina Primaria Connessione tramite TFN [9]. 
 
Oltre a svolgere la sua funzione principale di Gestore Stato Neutro, il GSN svolge altre funzioni 
secondarie tra cui: 
 
·  l’invio del comando di inibizione della protezione 59Vo relativo alla sbarra opposta a quella 
alimentata mediante chiusura AT del trasformatore; 
·  l’invio  del  comando  di  inibizione  protezione  59Vo  di  entrambe  le  sbarre  in  caso  di 
spegnimento impianto e successiva rialimentazione dalla rete AT; 
·  l’esclusione e la reinclusione automatica dei DAN in caso di mancanza tensione sbarre MT e 
successiva rialimentazione. 
·  La segnalazione (locale e remota) dello stato di esercizio del Neutro (compensato o isolato) 
al fine di predisporre la corretta taratura per la protezione 59Vo di entrambe le semisbarre. 
 
Inoltre  il  GSN  deve  gestire  i  possibili  stati  di  anomalia  dell’impianto  che  possono  essere 
sostanzialmente di tre tipi: 
·  anomalia per indeterminazione della posizione di un Interruttore/Sezionatore, 
·  anomalia per posizione di un Interruttore/Sezionatore non prevista, 
·  anomalia dei DAN 
e sono differenziate a seconda della semisbarra cui si riferiscono. 
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L'automatismo  dichiara  inoltre  il  proprio  stato  di  anomalia,  derivante  da  informazioni  di 
autodiagnostica, attraverso il segnale di anomalia GSN. Tutte le condizioni di anomalia possibili sono 
elencate  nel  doc.DV1066A2NCI,  ma  quelle  che  comportano  il  passaggio  a  neutro  isolato  sono 
situazioni in cui: 
·  si  manifesti  un’anomalia  grave  del  DAN.  In  questo  caso  non  si  ha  più  il  controllo 
dell’accordo  della  rete  e  quindi  potrebbe  succedere  di  avere  una  rete  fortemente 
sovracompensata in cui il guasto monofase su una linea MT non può essere individuato dalle 
protezioni della linea stessa; 
·  non sia inserita la resistenza parallelo SRN. In questo caso il guasto monofase su una linea 
MT è individuato solo in funzione del contributo della linea stessa al guasto; 
·  il sezionatore SK è incongruente e quindi i centri stella dei due trasformatori potrebbero 
essere collegati con semisbarre separate [10][11]. CAPITOLO 2 
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2.   GENERALITÀ SUI SISTEMI DI PROTEZIONE 
 
 
Una  rete  elettrica,  a  prescindere  dalla  tensione  alla  quale  è  esercita,  deve  rispondere  a 
determinati  requisiti,  fondamentali  per  il  suo  corretto  funzionamento,  che  sono  riassumibili  nei 
seguenti punti: 
 
·  Affidabilità: minime probabilità di guasti o errate manovre, qualità dei materiali impiegati, 
dimensionamento ottimo della rete;  
·  Continuità  di  servizio:  limitazione  dell’area  di  guasto,  disponibilità  di  energia  con  la 
possibilità di rialimentazione a seguito di un guasto; 
·  Economicità: in termini di realizzazione, gestione ed ampliamento; 
·  Semplicità: facile da gestire; 
·  Sicurezza. 
 
Oltre alle voci citate, negli ultimi decenni, ha assunto molta importanza anche la qualità del servizio 
elettrico  (Power  Quality)  intesa  come  l’affidabilità  del  servizio  elettrico  dal  punto  di  vista  dello 
scostamento dei parametri elettrici dai valori ideali a causa di distorsione armonica, interruzioni del 
servizio, abbassamenti di tensione e sovratensioni, buchi di tensione, transitori ecc..   
 
Il requisito indicato come sicurezza è garantito dal sistema di protezione che sorveglia la rete. Per 
sistema di protezione si intende l’insieme degli elementi che permettono la protezione, tra i quali: 
 
·  Relè:  l’apparecchio  destinato  a  provocare  predeterminati  cambiamenti  di  stato  nei  suoi 
circuiti elettrici d’uscita quando si verificano particolari condizioni di alimentazione nei suoi 
circuiti elettrici di entrata. Può essere elettromeccanico, statico o numerico. I relè possono 
essere  divisi  in  due  grandi  famiglie;  la  prima  comprende  i  relè  che  vengono  adibiti  alla 
determinazione del guasto e alla misura delle condizioni anormali e che , una volta verificato 
ciò,  chiudano  i  contatti  in  un  circuito  ausiliario.  Questo  tipo  di  relè  viene  denominato 
“comparatore”. La seconda famiglia di relè viene progettata per essere connessa al circuito 
ausiliario,  controllato  dai  contatti  del  relè  di  misura,  e  che  chiude/apre  ulteriori  contatti 
solitamente su un circuito di potenza. Questi sono detti relè “tutto o niente” (dall’inglese “all 
or nothing”). Le grandezze sulle quali si può agire sono solitamente la taratura, il tempo di 
intervento (tempo dipendente/indipendente) e il rapporto di rilascio ovvero il rapporto fra il 
valore di ripristino (quando il relè ritorna a riposo) e il valore di intervento. 
·  Trasformatori di tensione e di corrente: principalmente trasformatori sia di tensione (TV) che 
di corrente (TA). Servono ad interfacciare i relè al circuito di potenza portando le grandezze 
in esame a valori che consentono di lavorare in condizioni di sicurezza per il personale e di 
alimentare i relé con valori normalizzati. I trasformatori di tensione e corrente impiegati nei 
sistemi di protezione hanno caratteristiche differenti da quelli impiegati per gli strumenti di 
misura. I TA per protezione sono di tipo toroidale ed ammettono in condizioni nominali 
errori superiori ai TA di misura; essi però richiedendo di mantenere entro certi limiti l’errore 
composto  agli  alti  regimi  di  corrente.  La  classe  di  precisione  è  designata  dall’errore 
composto,  in  percento,  più  elevato  ammesso  alla  corrente  limite  primaria  nominale  di 
precisione prescritta per la classe di precisione interessata, seguito dalla lettera P (che sta per 
protezione). Le classi di precisione normali dei trasformatori di corrente per protezioni sono 
5P e 10P. I TV nei sistemi di protezione sono sostanzialmente di due tipi: induttivi (TVL) e 
capacitivi  (TVC)  con  classi  nominali  tipiche  3P  e  6P.  Spesso  si  impiegano  TV  a  due 
secondari, uno per le misure, l’altro per le protezioni. In tal caso, essendo i due avvolgimenti 
chiusi sullo stesso nucleo, le prestazioni e le precisioni non sono indipendenti. 
 
·  Cavetteria (in c.a. e in c.c.): questi conduttori hanno un ruolo essenziale nel garantire la 
protezione  per  cui  devono  essere  scelti  ed  installati  con  particolare  cura.  La  letteratura 
anglosassone indica questi circuiti come “small wiring” intendendo l’insieme dei conduttori 
che collegano relè, riduttori, circuiti ausiliari e così via di sezione piccola (solitamente sotto i CAPITOLO 2 




2). Particolare non secondario è la numerazione delle terminazioni dei cavi che permette 
di evitare il contatto non desiderato con il potenziale di terra o di alimentare il cavo. 
 
·  Batteria:  i  dispositivi  di  protezione  e  per  il  telecomando  all’interno  delle  stazioni  di 
generazione e delle cabine devono essere alimentate necessariamente da una fonte esterna, 
solitamente in corrente continua, in quanto se alimentate prelevando potenza dalla rete, una 
volta  aperti  gli  interruttori  si  avrebbe  l’inutilizzabilità  dei  servizi  ausiliari.  Per  questo 
vengono usate batterie con tensioni nominali tra i 30V e i 110V e di capacità dell’ordine dei 
centinaia di Ah (ad esempio per le sottostazioni con interruttori in olio a 132 kV le batterie 
hanno una capacità di 250 Ah) collegate in parallelo al circuito di ricarica costituito da un 
circuito  raddrizzatore  (configurazione  “a  tampone”).  Il  circuito  di  ricarica  svolge 
contemporaneamente  sia  la  funzione  di  alimentare  i  carichi  normalmente  attivi  (quali 
lampade di segnalazione, display, ecc.) sia la funzione di sopperire alla normale scarica della 
batteria.  
 
·  Circuiti di comando e segnalazione: il circuito di pilotaggio può essere di diverse nature. La 
trasmissione  delle  informazioni  può  avvenire  tramite  un  cavo  apposito  che  giace  su  un 
conduttore di linea, oppure può avvenire, in maniera più efficiente, tramite un segnale ad alta 
frequenza  sovrapposto  alla  normale  corrente  di  funzionamento  oppure  attraverso  un 
collegamento radio. La scelta del tipo di trasmissione è effettuata secondo il tipo di linea e 
del tipo di protezione. 
 
·  Dispositivo di interruzione o di manovra: sono essenzialmente sezionatori, sezionatore di 
terra, interruttori di manovra, interruttori e fusibili. La norma CEI 11-1 art. 7.3.1 definisce il 
sezionatore un “Apparecchio in grado di assicurare nella posizione di aperto una distanza di 
isolamento tra le parti in tensione. L’apparecchio deve essere aperto solo quando la corrente 
nel circuito è già stata interrotta e di essere chiuso prima che venga stabilita.”; la norma  CEI 
11-1 art: 7.3.4 definisce come sezionatore di terra: “Apparecchio per la messa a terra delle 
parti di un circuito, è capace di sopportare per un tempo determinato le correnti di corto 
circuito, ma non è in grado di portare continuativamente una determinata corrente.”.  
La  norma  di  prodotto  CEI  17-9/1  definisce  come  interruttore  di  manovra  “Apparecchio 
capace  di  stabilire  la  corrente  di  corto  circuito,  portare  ed  interrompere  la  corrente  in 
condizioni  normali  del  circuito  e  sopportare  per  un  tempo  definito  anche  quelle  di 
cortocircuito.” mentre  per l’interruttore la norma CEI 11-1 art: 3.1.4 riporta: “Apparecchio 
capace di stabilire, portare ed interrompere le correnti in condizioni normali del circuito, ed 
inoltre di stabilire, portare ed interrompere correnti in condizioni anormali del circuito, come 
quelle di corto circuito.” [12] [13]. 
 
 
Gli scopi fondamentali di un sistema di protezione sono i seguenti: 
 
·  Sicurezza delle persone: evitare situazioni di pericolo per le persone qualsiasi sia il regime di 
funzionamento; 
·  Salvaguardia dell’impianto: ridurre al minimo i danni ai componenti del sistema elettrico 
quando si verifica un’anomalia od un guasto; 
·  Garantire la continuità di servizio: ridurre al minimo le conseguenze per la continuità del 
servizio in qualsiasi situazione di rete. 
 
Se  il  sistema  di  protezione  funziona  secondo  le  aspettative  risultano  minimi  il  decadimento  dei 
materiali per effetto delle correnti di guasto e la probabilità che si verifichino guasti conseguenti 
all’usura  dei  materiali,  mentre  risultano  massimi  la  disponibilità  dell’alimentazione  e  la  qualità 
dell’alimentazione.  
 
Un  sistema  di  protezione  ha  struttura  divisa  in  due  parti:  la  protezione  principale  e  la 
protezione di riserva.  La prima è deputata a rilevare i  guasti che  si  verificano  nella  propria area 
protetta e ad eliminarli nel minor tempo possibile, mentre la seconda è chiamata ad eliminare il guasto 
in caso di mancato funzionamento della principale.  CAPITOLO 2 
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Quest’ultima può essere a sua volta di due tipi: riserva locale, ottenuta raddoppiando parzialmente o 
totalmente  gli  elementi  che  costituiscono  il  sistema  di  protezione  principale  (dato  l’inevitabile 
aumento dei costi si giustifica solo per parti vitali del sistema), oppure riserva a distanza, cioè capace 
di eliminare i guasti che si verificano su un tronco adiacente a quello su cui essa è installata; essa è 
indipendente dalla protezione principale. Questa caratteristica di ridondanza risulta vitale soprattutto 
per le protezioni delle reti di trasmissione. 
 
Una  protezione,  per  svolgere  adeguatamente  il  ruolo  alla  quale  è  chiamata  deve  essere 
possedere le seguenti caratteristiche: 
 
·  Rapida: in grado di eliminare il guasto nel più breve tempo possibile; 
·  Selettiva: quando, verificandosi un guasto, la protezione compie tutta una serie di azioni e 
procedure con il risultato finale di mettere fuori servizio solo la parte d’impianto colpita dal 
guasto, permettendo alle rimanenti parti del sistema elettrico di proseguire il servizio. La 
selettività può essere: 
o  a zona; 
o  in base al tempo di intervento (cronometrica); 
o  in base alla grandezza agente (amperometrica); 
o  mediante dispositivi limitatori (energetica); 
o  basata su scambio di informazioni (logica, teleprotezioni, telescatto). 
·  Sicura: quando mantiene inalterate le proprie caratteristiche garantendo la funzionalità in 
ogni caso (sia di mancato utilizzo che di utilizzo continuo); 
·  Sensibile: quando è in grado di rilevare anche le più piccole variazioni delle grandezze da 
essa controllate nelle diverse situazioni di rete e di discriminare tra quelle dovute ad un 
guasto  e  quelle  che  si  verificano  durante  i  transitori  (ad  esempio  avvio  di  macchine, 
sovraccarichi, pendolazioni, ecc.); 
·  Affidabile:  svolge  correttamente  la  funzione  richiesta  in  condizioni  date  per  un  dato 
intervallo  di  tempo  stabilito.  L’affidabilità  è  espressa  dal  rapporto  tra  il  numero  delle 
occasioni in cui uno o più protezioni hanno esplicato soddisfacentemente le loro funzioni per 
uno stesso intervallo di tempo specificato e il numero totale delle occasioni in cui alle stesse 
è  stato  richiesto  di  funzionare  per  il  medesimo  intervallo.  L’affidabilità  permette  di 
preservare la rete, sorvegliata dalla protezione, da interventi intempestivi che influiscono 
sulla continuità e sulla disponibilità dell’alimentazione e sul mancato intervento che produce 
sollecitazioni termiche e dinamiche che possono causare invecchiamento precoce e rottura di 
supporti o macchinari; si deduce da questo l’importanza delle protezioni di riserva (o di back 
up). All’interno dell’affidabilità si hanno due aspetti diversi che è utile introdurre: 
o  Proprietà  di  intervento  (dependability):  probabilità  che  un  sistema  di  protezione 
intervenga quando deve; 
o  Stabilità (security): probabilità che il sistema non intervenga quando non deve [14]. 
 
Il coordinamento delle protezioni in termini di selettività è solitamente svolto riportando le 
curve di intervento nel diagramma corrente di guasto-tempo; lo studio fatto un tempo per via grafica 
sta lasciando il posto all’applicazione di software appositi, di solito forniti dagli stessi produttori delle 
protezioni, con l’ovvia semplicità di utilizzo e con il vantaggio di poter modificare agevolmente la 
scelta delle protezioni in fase di progetto. E’ utile ricordare che, nel determinare i tempi di intervento 
per  garantire  la  selettività,  si  dovrà  tenere  in  considerazione  il  tempo  di  eliminazione  del  guasto 
definito come: 
i p e t t t + =  
 
dove tp è il tempo che intercorre tra il rilevamento del guasto da parte della protezione e il comando di 
scatto all’interruttore, se non c’è ritardo intenzionale esso sarà il tempo base del relé (valore minimo 
20 ms), ti è il tempo di apertura dell’interruttore (tipicamente tempi dell’ordine dei 35÷45 ms). Il 
tempo di eliminazione del guasto assume tipicamente valori attorno ai 60÷70 ms. Nel caso di due 
protezioni in cascata si deve definire il tempo di selettività ovvero il tempo di cui deve essere ritardato 
il sistema di protezione che non deve intervenire (di solito la protezione a monte), rispetto al tempo di 
intervento della protezione principale (protezione di valle): CAPITOLO 2 
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dove tp_valle è il tempo minimo di intervento, εt_valle è l’errore in tempo della protezione di valle, ti_valle è 
il tempo di apertura dell’interruttore, τ è un coefficiente di sicurezza e tr_monte è il tempo di ricaduta del 
relè di monte cioè il tempo in cui il relè deve assumere la posizione di riposo, quando il guasto è stato 
eliminato dall’interruttore di valle, altrimenti emetterebbe intempestivamente un comando di scatto. 




Figura 22 a)Caratteristiche di intervento istantanea b) Caratteristica di intervento ritardata indipendente a tempo 
definito.c) Caratteristica di intervento ritardata dipendente a tempo inverso. 
 
Nelle caratteristiche a e b il tempo di intervento è indipendente dalla corrente mentre nella 
caratteristica  c  a  correnti  maggiori  corrispondono  tempi  di  intervento  minori  (I2>I1  →  t2<t1).  E’ 
possibile combinare le curve di intervento per ottenere configurazioni più complesse che meglio si 




Figura 23 Caratteristiche di intervento combinatefigura di esempio 
 
La normativa vigente, che definisce la simbologia e la relativa funzione dei relè in Italia, è la 
norma CEI EN 60617-7 “Segni grafici per schemi - Parte 7: Apparecchiature e dispositivi di comando 
e protezione”; risulta tuttavia maggiormente utilizzata dagli operatori del settore elettrico una codifica 
diversa derivante dalla normativa americana ANSI/IEEE
3 C37.2, che descrive e classifica i relè di 
                                                 
3 American National Standards Institute - ANSI - 
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protezione con un numero e, in casi particolari, per rendere più chiaro l’applicazione, con una lettera. 
Ad esempio la protezione individuata dal numero 59 è un relè di sovratensione, se seguito da una G, 
per cui la sigla diviene 59G, si indica un relè di sovratensione di terra. E’ possibile indicare relè 
multifunzione riportando i numeri relativi, separati da una barra; un dispositivo 27/59, ad esempio, è 
la combinazione di un relè di sotto/sopra tensione. Ricordando tuttavia che le CEI EN 60617-7 vieta 
l’utilizzo  di  questa  classificazione  delegandola  al  solo  commento  della  simbologia  europea  si  fa 
presente  che  nella  Guida  CEI  11-35  “Guida  per  l’esecuzione  di  cabine  elettriche  MT/BT  del 
cliente/utente finale ”Allegato K sono riportati alcuni specchietti orientativi contenenti entrambe le 
codifiche-simbologie [15]. 
 
Qui  di  seguito  si  riporta  un  estratto  dell’allegato  K  della  norma  CEI  11-35  e  una  tabella  con  la 
classificazione ANSI/IEEE: 
 
Tabella 5 Tabella K.1 dell’allegato K norma CEI 11-35 [16]. 
 
 
Tabella 6 Tabella K.2 dell’allegato K norma CEI 11-35 [16]. 
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Tabella 7 Numerazione dei relè di protezione secondo norma ANSI/IEEE C37.2 [15]. 
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2.1.  PRINCIPI DI FUNZIONAMENTO DELLE PROTEZIONI USATE 
NELLE RETI DI DISTRIBUZIONE 
 
 
2.1.1.  PROTEZIONE DI MASSIMA CORRENTE. Codice ANSI 50 – 51 
 
La  protezione  di  massima  corrente  è  la  protezione  maggiormente  diffusa  negli  impianti 
elettrici  essendo  utilizzata  a  quasi  tutti  i  livelli  di  tensione.  Il  suo  scopo  è  quello  di  intervenire, 
aprendo il circuito, quando la corrente sulla conduttura protetta supera i valori limite consentiti per i 
tempi  consentiti.  La  protezione  permette  di  individuare  i  guasti  di  fase  per  sovraccarico  o  per 
cortocircuito. Le modalità di intervento tipiche possono essere sia lo scatto istantaneo (codice 50) che 
l’azione differita (codice 51) oppure azioni miste come nel caso di relè elettromeccanico magneto-
termico per le applicazioni di BT. La protezione di massima corrente consente una buona selettività 
nel caso di linee diramate, mentre è meno efficiente per le linee ad anello o magliate. La protezione 
richiede la misura di una singola grandezza; per applicazioni di MT ed AT l’analisi della corrente è 
effettuata tramite misura delle tre correnti di fase mediante due o tre trasformatori di corrente (TA) 




Figura 24 Misura delle correnti di fase per protezioni di massima corrente istantanea e ritardata. Nella configurazione a 
due TA si presti attenzione a rispettare i collegamenti dei morsetti [17]. 
 
2.1.2.  PROTEZIONE DI MASSIMA CORRENTE OMOPOLARE. Codice ANSI 51N 
 
La protezione di massima corrente omopolare è la protezione che permette di controllare 
eventuali correnti verso terra in modo da segnalare la presenza di guasti di terra o da intervenire 
aprendo i circuiti quando ciò possa comportare problemi di sicurezza per l’impianto o per le persone. 
Si hanno versioni ad alta sensibilità con correnti di soglia nominali di 10 ÷ 30 mA con caratteristiche 
di intervento a tempo indipendente e a scatto istantaneo oppure a bassa sensibilità con correnti di 
soglia nominali di 0,3 ÷ 2 A e la possibilità di regolazione del tempo di intervento. La misura della 
corrente residua, che sarà la somma vettoriale delle tre correnti di fase, viene fatta mediante tre TA di 
fase in inserzione Holmgreen oppure mediante TA toroidale sommatore. Quest’ultima configurazione 
è quella maggiormente utilizzata in quanto interessata in modo minore dagli errori introdotti dai TA. 
La Figura 25 riporta le due inserzioni. Nel caso si utilizzi la configurazione a toroide sommatore 
all’interno dell’anello del toroide devono passare i tre conduttori (anche il neutro in BT) e anche il 
collegamento a terra degli schermi nel caso di condutture schermate. 
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Figura 25 Misura delle correnti residue per protezioni di massima corrente omeopolare in inserzione Holmgreen e con 
toroide sommatore [17]. 
 
2.1.3.  PROTEZIONE DI MASSIMA E MINIMA TENSIONE. Codice ANSI 59 e 27 
 
Lo scopo delle protezioni di massima tensione è quello di controllare le singole tensioni di 
fase (stellate o concatenate) per rilevare i guasti di fase per sovratensioni. L’ inserzione è diretta o 
indiretta  tramite  riduttori  induttivi  (TVL)  o  riduttori  capacitivi  (TVC).  Con  la  configurazione 
omopolare è possibile controllare la tensione di centro stella tramite misure a triangolo aperto o ai capi 
di impedenze collegate ai centri stella. Gli schemi di connessione sono riportati in Figura 26. La 
modalità di intervento delle protezioni può essere istantanea o differita. E’ possibile combinare la 
protezione  di  massima  tensione  con  quella  di  minima  tensione  (ho  protezione  con  codice  27-59) 
ottenendo  così  il  mantenimento  della  tensione  all’interno  di  un  intervallo.  Un  tipico  esempio  di 
applicazione di questo tipo di protezione è quello degli autoproduttori allacciati alla rete che devono 
“mantiene la tensione il più stabile possibile e comunque entro il ± 10 % della tensione nominale di 




Figura 26 Figura 1, Schema di inserzione per protezione di massima(59) o  minima(27) tensione e per massima(59N) o 
minima(27N) tensione omopolare. Protezioni differenziali. Codice ANSI 87 
 
2.1.4.  PROTEZIONE DIFFERENZIALE. Codice ANSI 87 
 
Le  protezioni  differenziali  consentono  di  proteggere  parti  dell’impianto  mediante 
comparazioni di grandezze vettoriali (solitamente correnti) e controllo della loro differenza; qualora 
questa sia diversa da zero, o da un valore atteso, la protezione interviene segnalando il guasto ed CAPITOLO 2 
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aprendo il circuito relativo. La protezione interviene istantaneamente quando un guasto è interno alla 
zona protetta ma ha il difetto di causare interventi intempestivi per guasti esterni o, in condizioni di 
normale esercizio per la saturazione e gli errori dei riduttori di corrente (TA). Per evitare questo 
funzionamento  anomalo  esistono  relè  differenziali  compensati  dotati  di  bobina  antagonista.  Il 
funzionamento della protezione differenziale viene schematizzato in Figura 27: 
 
 
Figura 27 a) funzionamento normale dell’impianto sorvegliato. b) funzionamento in caso di guasto nel sistema da 
proteggere. c) funzionamento per guasto esterno. Si noti come l’intervento ci sia solamente nella situazione b. 
 
2.1.5.  PROTEZIONE DI MASSIMA E MINIMA FREQUENZA. Codice ANSI 81 
 
Sono protezioni che si utilizzano quando è  necessario controllare la frequenza di una rete o 
di un generatore rispetto ad un valore prefissato  nel caso di sistemi isolati, oppure rispetto al valore 
assunto in altra rete destinata a funzionare in parallelo con la prima. Sono protezioni molto precise (± 
0,01 Hz)  che non risentono delle variazioni di tensione (anche fino a -25 % della tensione nominale). 
Ad esempio, per un impianto di autoproduzione con frequenza nominale 50 Hz, lo scarto ammesso 
alla frequenza vale (47÷49,8)< f < (50,2÷53)Hz [9]. 
 
2.1.6.  PROTEZIONE DIREZIONALE E DIREZIONALE DI TERRA. Codice ANSI 67 
67N 
 
Le protezioni direzionali sono protezioni in grado di controllare il verso del flusso di una 
certa  potenza  (attiva,  reattiva,  attiva  omopolare,  ecc.)  in  un  certo  ramo  di  rete.  Lo  scatto  della 
protezione  è  di  norma  ritardato.  La  protezione  fornisce  informazioni  circa  la  posizione  di  una 
grandezza  vettoriale  rispetto  ad  un’altra  che  viene  assunta  da  riferimento.  Convenzionalmente  si 
considera positiva la direzione di un vettore risultante dalla composizione di un vettore di riferimento 
con un altro posto entro ±90° dal primo. Se analizziamo la Figura 28 vediamo che il vettore I è il 
vettore di riferimento, mentre V è il vettore risultante: 
 
 
Figura 28 Caratteristica polare di un relè direzionale 
Il confronto è fatto sull’angolo di sfasamento tra i vettori corrente e tensioni misurati; ecco quindi che 
la protezione direzionale richiede due misure: una voltmetrica ed un’amperometrica come mostrato in 
Figura 29 
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Figura 29 Schema di inserzione per protezione direzionale di fase(67) e di terra (67N) [17]. 
 
L’avviamento del relè si verifica quando è soddisfatto contemporaneamente il  superamento della 
soglia impostata di tensione e di corrente e quando lo sfasamento tra tensione e corrente è all’interno 
della zona di scatto. L’intervento, come già detto, è di norma ritardato per cui lo scatto del relè si 
verifica dopo il tempo di intervento impostato se tutte le condizioni precedenti rimangono soddisfatte 
durante tale tempo.  
I relè direzionali per il controllo della potenza attiva o dell’energia (codice 67W) trovano impiego 
qualora si desideri controllare l’entità e il verso della potenza scambiata sulla rete o per verificare che 
non sussistano flussi di energia di verso opposto a quello stabilito. Se abbinati alle protezioni di 
massima corrente essi hanno lo scopo di mettere in evidenza il verso dell’energia in caso di corrente di 
corto  circuito  su  reti  di  struttura  non  radiale,  determinando  il  punto  di  guasto  laddove  si  abbia 
l’inversione del flusso. Molto più utilizzati sono i relè direzionali di terra (codice 67N) impiegati nelle 
reti MT per la determinazione dei guasti verso terra; essi intervengono quando la corrente residua è 
non nulla ed hanno il grande vantaggio, rispetto ad un relè di massima corrente omopolare (51N), di 
non  rilevare  guasti  esterni  all’impianto  utente  e  di  garantire  una  maggiore  sensibilità.  Tutte  le 
protezioni  direzionali,  analizzando  uno  sfasamento,  risultano  molto  sensibili  agli  errori  di  fase 
introdotti dai riduttori [17]. 
 
2.2.  PRINCIPI DI FUNZIONAMENTO DELLE PROTEZIONI 
DIGITALI INTEGRATE 
 
Nel  paragrafo  precedente  si  sono  descritti  i  principi  di  funzionamento  delle  protezioni 
utilizzate  nelle  reti  di  distribuzione  e  di  trasmissione,  facendo  riferimento  alle  tecnologie 
elettromeccaniche  in  quanto  molto  più  intuitive.  I  dispositivi  elettromeccanici  (altrimenti  detti 
analogici) sono però ben lontani dal fornire un’adeguata risposta alle esigenze delle moderne reti 
elettriche, di conseguenza nei sistemi è stata introdotta una sempre maggior presenza di dispositivi 
elettronici e nell’ultimo decennio di dispositivi digitali. I sistemi di protezione, oggi, sono interamente 
realizzati  in  tecnica  digitale  e  sono  integrati  tra  loro  secondo  sistemi  di  comunicazione  seriale 
permettendo  così  una  notevole  diminuzione  dei  collegamenti  necessari,  riducendoli  ai  soli 
collegamenti tra i trasduttori di misura e le unità di conversione analogico-digitale.  
 
L’integrazione dei dispositivi di protezione comporta notevoli vantaggi tra i quali: 
-  autocontrollo e diagnosi della protezione; 
-  memorizzazione degli eventi; 
-  misure ed elaborazioni delle grandezze; 
-  presenza di un segnale di tempo assoluto; 
-  possibilità di effettuare verifiche di procedura; 
-  controllo locale e da remoto dello stato dell’interruttore; 
-  monitoraggio della rete; 
-  … 
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  Il sistema di protezione avrà come variabili di ingresso la misura delle tre correnti di fase e 
delle tre tensioni che saranno convertite in segnali digitali e successivamente elaborate. Il dispositivo 
centrale di elaborazione esegue in tempo reale il controllo dello stato della rete agendo secondo due 
programmi predefiniti: 
-  Programma di esercizio: la rete è nel suo normale funzionamento e il relè non viene eccitato; 
-  Programma  di  protezione:  la  rete  è  in  funzionamento  anomalo  per  cui  il  relè,  secondo 





Figura 30 Procedura di funzionamento di una protezione di linea 
 
La Figura 31 riporta uno schema generale della struttura hardware di una protezione digitale integrata; 
le  grandezze  analogiche  derivanti  dai  riduttori  sono  campionate  e  successivamente  memorizzate. 
Questo processo richiede il passaggio attraverso un “sample and hold” (S/H) e un multiplexer con 
tempi di scansione dell’ordine di 1 ms e risoluzione a 11 bit. Una volta convertite in digitale  le 
informazioni sono memorizzate ed analizzate per comprendere lo stato della rete. 
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Figura 31 Struttura hardware di una protezione digitale 
 
2.3.  PANORAMICA DEI SISTEMI DI PROTEZIONE IN USO NELLE 
RETI ELETTRICHE DI DISTRIBUZIONE 
 
 
2.3.1.  SISTEMI DI PROTEZIONE NELLE RETI DI DISTRIBUZIONE A NEUTRO 
ISOLATO 
 
I sistemi di protezione di questo paragrafo si riferiscono a reti di distribuzione in MT di tipo 
radiale con neutro isolato, ovvero la configurazione classica delle reti di distribuzione in Italia fino al 
2000.  Le  linee  di  distribuzione  sono  alimentate  dalle  cabine  primarie  di  trasformazione  che 
connettono, in configurazione entra-esce, la rete in AT alla rete MT per mezzo di trasformatori dotati 
di  commutatori  sottocarico  per  la  regolazione  della  tensione.  Alle  sbarre  di  MT  (una  per  ogni 
trasformatore) trovano posto le partenze di linea, i gruppi di rifasamento e gli interruttori di shunt. 
Uno schema unifilare di una cabina primaria viene riportato in Figura 32. 
 
Come si vede dallo schema, le protezioni relative alla sezione MT sono: 
 
·  protezioni sulle sbarre MT: 
 le  sbarre  MT  sono  protette  contro  i  guasti  polifasi  dall’intervento  in  prima  soglia  della 
protezione di massima corrente tripolare nel lato AT del trasformatore AT/MT e hanno come 
protezione di riserva la protezione di massima corrente al lato MT del trasformatore. Per 
quanto  riguarda  la  protezione  da  guasti  monofasi  è  presente  la  protezione  di  massima 
tensione omopolare, che è anche protezione di riserva per le protezioni direzionali di terra 
sulle linee MT per valori di resistenze di guasto fino a 1kOhm. Per il controllo della tensione 
di  sbarra  sono  previste  una  protezione  a  massima  tensione  e  una  protezione  a  minima 
tensione unipolare entrambe a due soglie (allarme ed intervento). 
 
·  protezioni sulle linee MT:  CAPITOLO 2 
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le  linee  MT  sono  protette,  contro  il  guasto  monofase,  tramite  relè  direzionali  di  terra  a 
sensibilità  varmetrica  con  tre  soglie,  due  dirette  ed  una  inversa,  alimentate  da  segnali 
proporzionali alla corrente residua ed alla tensione omopolare del sistema. La protezione 





Figura 32 Schema unifilare e protezioni di una cabina primaria [10]. 
 
Una protezione particolare presente in cabina primaria è l’interruttore shunt. Esso consiste in 
una apparecchiatura che, all'occorrenza di un guasto monofase a terra in una delle linee in partenza, 
mette a terra la fase affetta da guasto per un tempo sufficiente ad ottenere l'estinzione di guasti di tipo 
transitorio. Applicando questo tipo di interruttore per i guasti monofase, si elimina la necessità di 
aprire l'interruttore di linea. Lo shunt risulta una soluzione relativamente economica, in quanto è una 
sola apparecchiatura, costituita da tre interruttori monofasi e relativi automatismi, è sufficiente per 
l'intera rete alimentata da una cabina primaria e non richiede modifiche al sistema di automatismi e 
protezioni esistente [10][11][18]. 
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2.3.2.  SISTEMI DI PROTEZIONE NELLE RETI DI DISTRIBUZIONE A NEUTRO 
COMPENSATO 
 
L’evoluzione delle reti di distribuzione dal neutro isolato a neutro compensato con impedenza 
non  ha  influenzato  in  alcun  modo  il  funzionamento  normale  della    linea,  ma  modifica  il 
comportamento alla sequenza zero delle rete. Per quanto riguarda le protezioni impiegate nelle reti di 
distribuzione, le  variazioni rispetto al caso a neutro isolato, riguardano la protezione direzionale di 
terra (67N) installata per l’individuazione dei guasti monofase verso terra ad inizio di ogni linea e 
l’aggiunta dei dispositivi di gestione del neutro e di analizzatore di neutro.  
Nel caso di reti a neutro isolato la protezione direzionale di terra è a sensibilità varmetrica, il 
cui settore di intervento deve essere tale da comprendere il campo di variazione della corrente che 
interessa la  linea guasta  ma, al tempo stesso, da escludere la posizione della corrente omopolare 
circolante nelle linee sane (corrente residua Io risulta in anticipo 90° rispetto alla tensione omopolare 
Vo). Si ricorda che la corrente di guasto aumenta con la lunghezza delle linee e diminuisce al crescere 
della resistenza di guasto. 
Nelle reti a neutro compensato, la corrente di guasto Ig è composta dalla corrente capacitiva 
di tutte le linee MT e dalle componenti induttive e resistive della bobina di Petersen, che indicheremo 
rispettivamente con IL e IR. La posizione del vettore corrente omopolare Io non sarà fissa a 90° in 
ritardo rispetto alla tensione residua Vo, ma dipenderà dal grado di compensazione del collegamento a 
terra del neutro. 
Nell’ipotesi di compensazione perfetta si ha Ig=IR, ovvero la corrente di guasto è sfasata di 
180° rispetto a V0; si spiega dunque la presenza della resistenza in parallelo alla bobina di Petersen 
che permette la circolazione della corrente minima richiesta per far intervenire le protezioni in caso di 
esatta compensazione (caso che si cerca di raggiungere). Qualora la compensazione non sia esatta, la 
corrente  di  guasto  Ig  è  data  dalla  componente  resistiva  IR  e  da  una  induttiva  nel  caso  di 
sovracompensazione, o una capacitiva nel caso di sottocompensazione. La posizione del vettore Io, 
rispetto alla tensione omopolare Vo , risulta pari a 90° più un angolo d, variabile in dipendenza delle 
condizioni di rete, indipendente dalla resistenza di guasto. Tale angolo può essere espresso tramite la 
relazione:  
 
dove IgTOT è la corrente di guasto totale della semisbarra e r è il coefficiente di riduzione di capacità 




Figura 33  Posizione dei vettori tensione omopolare e 
correnti omopolari nelle reti a neutro isolato [19]. 
 
 
Figura 34  Posizione dei vettori tensione omopolare e 
correnti omopolari nelle reti a neutro compensato [19]. 
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Tabella 8 valori dell’angolo d d d d 
 
 
Le Figure 33 e 34  mettono in evidenza come i settori di intervento delle protezioni direzionali di terra 
siano diversi per le due configurazioni: protezioni con sensibilità varmetriche e  wattmetrica. 




Figura 35 Schema unifilare e protezioni di una cabina primaria [11]. 
Le tarature delle protezioni utilizzate per questo tipo di gestione della rete si trovano nell’Appendice 
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2.3.3.  CRITERI DI PROTEZIONE PER IMPIANTI ALLACCIATI ALLA RETE DI 
DISTRIBUZIONE IN MT 
 
La sempre maggior penetrazione di generazione distribuita nella rete di distribuzione, ha spinto 
gli enti distributori e l’autorità a definire dei criteri di allacciamento alla rete di distribuzione (sia essa 
in  MT  o  in  BT),  al  fine  di  garantire  all’utente  finale  la  continuità  e  la  qualità  di  servizio,  ma 
soprattutto per garantire la sicurezza. Per poter rispettare questi requisiti un impianto di produzione, 
che funziona in parallelo alla rete pubblica, dovrà: 
·  -non causare disturbi alla tensione di alimentazione e alla continuità del servizio sulla rete; in 
caso contrario dovrà interrompere il collegamento di parallelo dell’impianto di produzione 
immediatamente ed automaticamente; 
·  non alimentare, in caso di mancanza di tensione, la rete. 
 
Lo schema di base del collegamento alla rete pubblica di un generico impianto produttore è suddiviso 
nei seguenti dispositivi: 
·  dispositivo  generale:  dispositivo  che  separa  l’intero  impianto  di  produzione  dalla  rete  di 
distribuzione; 
·  dispositivo  di  interfaccia:  dispositivo  che  separa  i  gruppi  di  generazione  dalla  rete  di 
distribuzione; 
·  dispositivo di generatore: dispositivo che separa il generatore dal resto dell’impianto. 
 
Il sistema di conversione può essere presente o meno (se la produzione avviene in corrente continua 
esso sarà sicuramente presente). Il punto di confine tra l’impianto di rete e l’impianto di utenza è detto 
punto di consegna. La taglia degli impianti di produzione connessi alla rete di distribuzione è regolata 
da opportune specifiche e dipende dal livello di tensione e dal tipo di linea. 
 
La normativa di riferimento tecnico è la CEI 0-16, che è molto completa, sia sotto il profilo della 
struttura sia sotto quello dei contenuti (Norma di impianto, non di prodotto). Il 06 agosto 2008 è stata 
pubblicata la seconda edizione della CEI 0-16 che contiene numerosi chiarimenti esplicativi.  
La Norma, oltre a contenere le prescrizioni tecniche, fornisce elementi che illustrano le motivazioni 
che hanno condotto alla formulazioni della regola tecnica e, in qualche caso, presenta le caratteristiche 
di “linea guida” per meglio delineare l’ambito in cui esse vengono definite e per mettere gli Utenti in 
condizioni di poter scegliere come e dove connettersi alla rete. Per quest’ultimo aspetto, la CEI 0-16 
rappresenta un’indubbia innovazione rispetto alla normativa tecnica nazionale di tipo impiantistico 
[2]. 
 
Gli impianti costruiti secondo le norme CEI si ritengono allineati con la regola d’arte, ma l’adozione 
delle Norme CEI non è strettamente obbligatoria. La CEI 0-16, tuttavia, oltre a questo, costituisce un 
allegato di una delibera dell’AEEG (Delibera ARG/elt33/08) ha quindi direttamente valore vincolante 
nella installazione di impianti (AT) e Mt connessi alle reti di distribuzione (tutte le reti con Vn > 1 kV 
non TERNA) [49]. 
L’oggetto e scopo della Norma sono: 
 
“La presente Norma ha lo scopo di definire i criteri tecnici per la connessione degli Utenti alle reti 
elettriche di distribuzione con tensione nominale in corrente alternata superiore a 1 kV fino a 150 kV
4 
Le soluzioni tecniche indicate nel presente documento rappresentano lo stato dell’arte attualmente 
praticabile.  Soluzioni  alternative  rispetto  a  quelle  qui  indicate,  in  grado  di  ottenere  le  stesse 
prestazioni richieste in termini di affidabilità e di sicurezza, possono essere praticate, a condizione 
che siano preventivamente sottoposte ed accettate dall’Autorità per l’Energia Elettrica e il Gas (nel 
seguito AEEG) su proposta di un’apposita Commissione Tecnica costituita in accordo con la stessa 
AEEG.” 
 
Per quanto riguarda il campo di applicazione essa si applica ai nuovi utenti che anno richiesto una 
nuova  connessione  (dopo  1  settembre  2008)  oppure  che  hanno  richiesto  dopo  tale  data  uno 
                                                 
4
 Le prescrizioni della presente Norma si applicano per analogia anche ai limitatissimi casi di connessioni di Utenti a cabine 
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spostamento fisico del punto di consegna all’esterno dell’area all’impianto di rete per la consegna. Per 
quanto riguarda, invece, gli utenti già esistenti essa si applica nei casi di seguito riportati: 
·  subentro superiore a 1 anno (adeguamento del solo SPG); 
·  sostituzione del DG oppure del SPG (adozione di un DG/SPG conforme alla norma 0-16); 
·  aumento dell’estensione di  rete utente Mt tale da richiedere la protezione direzionale di terra 
67N (adeguamento del solo SPG); 
·  aumento  della  potenza  o  nuova    installazione  dell’impianto  di  produzione  ≥  50  kW 
(adeguamento SPI e SPG); 
·  utenti con P < 400 kW che, dopo il 1/9/08,  richiedano aumenti di P  ≥ 100 kW  anche 
dilazionati nel tempo (ad eccezione di quelli con requisiti semplificati: unico trasformatore  ≤ 
400 kVA, lunghezza cavo DG-trafo ≤ 20 m, manutenzione secondo CEI 0-15); 
·  utenti con P > 400 kW  che, dopo il 1/5/08, richiedano aumenti di P ≥ 100 kW  anche 
dilazionati    nel  tempo  oppure  a  neutro  compensato  o  successivamente  al  1/9/08 
(adeguamento del solo SPG) [20]. 
 
La Norma  CEI 0-16 contiene qualche primo passo nella direzione delle reti attive: vengono, 
infatti, introdotte alcune prescrizioni pensate per una futura gestione dei sistemi di distribuzione che 
comprenda anche la possibilità di fornire opportuni segnali da parte del distributore. 
L’appendice E contiene, infatti, una assoluta novità (non presente in alcun altro documento normativo 
internazionale), atta a migliorare in maniera decisiva la gestione delle protezioni elettriche destinate 
alla separazione della GD dalla rete, evitando fenomeni che possano mettere a repentaglio la sicurezza 
del sistema elettrico o la sua stabilità, pur garantendo il distacco della GD quando effettivamente 
necessario. Si tratta di una doppia soglia di tensione e frequenza, la cui attivazione è subordinata alla 
presenza (assenza) si un opportuno segnale di comunicazione proveniente dalla rete di distribuzione. 
 
Tuttavia, il nostro Paese ,come detto nei capitoli precedenti si trova in una situazione in cui Il 
valore significativo di potenza generata tramite fonti così dette “non programmabili (vento e sole), 
potrebbe portare a situazioni di instabilità della rete. 
Il governo è intervenuto, con il decreto legge 1/2012 del 25/01/2012 convertito in legge il 24/03/2012, 
incaricando l’Autorità per l’Energia Elettrica ed il Gas (AEEG) di definire “misure sui sistemi di 
protezione e di difesa delle reti elettriche necessarie per garantire la sicurezza del sistema, nonché le 
modalità per la rapida installazione di ulteriori dispositivi di sicurezza sugli impianti di produzione, 
almeno nelle aree ad elevata concentrazione di potenza non programmabile” [44]. 
L’intervento AEEG ha prodotto la pubblicazione della Delibera 84/2012 “Interventi urgenti relativi 
agli  impianti  di  produzione  di  ener-gia  elettrica,  con  particolare  riferimento  alla  generazione 
distribuita, per garantire la sicurezza del sistema elettrico nazionale”. 
In data 8 marzo 2012 la pubblicazione dal’AEEG ha portato ad un intervento sulle regole tecniche di 
connessione e definisce, tra l’alro, modalità e applicazioni dell’Allegato A70 al Codice di Rete Terna, 
relativo  alla  “Regolazione  tecnica  dei  requisiti  si  sistema  della  generazione  distribuita”. 
L’applicazione riguarda gli impianti di produzione nuovi MT e BT ed esistenti in MT di potenza 
superiore a 50 kW [3]. 
L’Allegato A70 stabilisce: 
 
“La presente Guida regola i requisiti tecnici a cui gli impianti di produzione di energia elettrica 
connessi alle reti di distribuzione MT e BT (nel seguito: GD) devono rispondere ai fini della sicurezza 
del sistema elettrico nazionale interconnesso. In particolare, il presente documento ha lo scopo di 
prescrivere i requisiti minimi relativamente a:  
·  Campi di funzionamento in tensione e frequenza; 
·  Controllo; 
·  Esigenze di sistema per le protezioni; 
·  Regolazioni.” 
 
“Le  prescrizioni  del  presente  allegato  si  applicano,  secondo  le  modalità  e  i  termini  di  cui  alla 
delibera dell’Autorità per l’energia elettrica e il gas 84/2012/r/eel, in particolare a: 
a.  Impianti tradizionali, vale a dire impianti rotanti sincroni o asincroni connessi alla rete 
senza interposizione di sistemi di raddrizzamento/inversione;  CAPITOLO 2 
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b.  Impianti di tutte le altre tipologie connessi alla rete mediante interposizione di sistemi di 
raddrizzamento/inversione (inverter lato rete);
5  
c.  Le  eventuali  parti  d’impianto  nella  titolarità  delle  imprese  distributrici  strumentali  alla 
protezione e controllo degli impianti PV. 
Gli obblighi informativi previsti dal capitolo 6 si applicano a tutte le cabine primarie di distribuzione, 
cui afferisca produzione. 
Le  Imprese  di  Distribuzione  sono  tenute  al  rispetto  dei  requisiti  descritti,  alla  vigilanza 
sull’applicazione  degli  stessi  da  parte  di  utenti  connessi  alle  reti  di  distribuzione  con  potenze 
complessive per utente non inferiori a 1 kW; le predette Imprese, inoltre, sono tenute a non adottare 
pratiche d’esercizio in contrasto con gli stessi.  
L’osservanza delle prescrizioni previste nel presente documento deve costituire condizione essenziale 
per la connessione degli impianti alla rete.” 
 
Per  soddisfare  contemporaneamente  le  esigenze  generali  del  Sistema  Elettrico  Nazionale,  le 
esigenze  delle  Imprese  di  Distribuzione,  nonché  le  esigenze  degli  utenti  attivi  (salvaguardia  del 
macchinario di generazione) e dei clienti finali (qualità del servizio) è necessario adottare logiche di 
funzionamento in grado di selezionare soglie e tempi di intervento dei relè di frequenza sulla base di 
due diversi tipi di evento: 
1.  guasto locale; 
2.  perturbazione di sistema con variazione transitoria della frequenza. 
 
Nel  primo  caso  la  protezione  d’interfaccia  deve  comandare  il  distacco  dell’impianto,  mentre  nel 
secondo caso deve consentirne il mantenimento in servizio. Per questo motivo L’allegato A70 della 
delibera 84/2012/R/EEL presenta delle novità sul sistema di protezione SPI (Sistema di Protezione di 
Interfaccia) che dovrà essere applicato ai nuovi utenti e agli utenti esistenti nella maniera seguente: 
 
g.  Impianti  di  produzione  con  potenza  superiore  a50  kW  già  connessi  alla  rete  MT  (o  da 
connettere) in esercizio al 31/03/2012: 
I produttori devono: 
o  adeguare gli impianti alle prescrizioni di cui ai paragrafi 5 e 8 dell’allegato A70 entro 
31- 03-2013; 
o  Sottoscrivere il nuovo regolamento d’esercizio e trasmetterlo al Distributore allegando la 
dichiarazione sostitutiva di atto di notorietà relativa al relè di protezione d’interfaccia. 
 
a.  Impianti di produzione connessi alla rete MT che entreranno in servizio dal 01- 04-2012 al 
30-06-2012: 
I produttori devono: 
o  Allegare  al  regolamento  d’esercizio  la  dichiarazione  sostitutiva  di  atto  di  notorietà 
relativa al relè di protezione d’interfaccia; 
o  Allegare una dichiarazione che attesti la conformità dell’impianto di produzione e del 
sistema di protezione alle norme CEI ed alle prescrizioni di cui ai paragrafi 5(soglie 27- 
59  tra  0.85-1.1  Un,  soglie  81  tra  47.5-51.5  Hz)  e  8  (logica  di  attivazione  soglie 
dinamiche delle protezioni di frequenza) dell’allegato A70. 
 
b.  Impianti di produzione connessi alla rete MT che entreranno in servizio dal 01- 07-2012 al 
31-12-2012: 
I produttori devono: 
o  Allegare  al  regolamento  d’esercizio  la  dichiarazione  sostitutiva  di  atto  di  notorietà 
relativa al relè di protezione d’interfaccia attestante che sia l’inverter che il sistema di 
Protezione d’Interfaccia consentono il corretto funzionamento dell’impianto secondo i 
requisiti previsti dall’allegato A70 (interamente) e dalla norma CEI-0-16 modificata; 
o  Allegare una dichiarazione che attesti la conformità dell’impianto di produzione e del 
sistema di protezione alle norme CEI ed all’allegato A70. 
 
c.  Impianti di produzione connessi alla rete MT che entreranno in servizio dal 01-01-2013: 
                                                 
5 Gli impianti di cui in a) e b) sono attualmente indicati nella normativa tecnica corrente rispettivamente con il nome di 
generatori direttamente connessi e indirettamente connessi. CAPITOLO 2 
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I produttori devono: 
o  Allegare  al  regolamento  d’esercizio  la  certificazione  di  conformità.  rilasciata  da  enti 
accreditati  attestante  la  conformità  degli  l’inverter  e  del  sistema  di  Protezione 
d’Interfaccia alla norma CEI-0-16 modificata; 
o  Allegare una dichiarazione che attesti la conformità dell’impianto di produzione e del 
sistema di protezione alle norme CEI ed all’allegato A70. 
 
 
2.3.4.  REGOLE TECNICHE DI CONNESSIONE DELLE UTENZE IN MT 
 
Per quanto riguarda il sistema elettrico italiano nelle reti Mt sono maggiormente diffusi due 
valori di tensione di esercizio: 15 kV e 20 kV con presenza di alcune porzioni esercite con differenti 
livelli (23 kV, 9 kV, etc), tutte a frequenza nominale di 50 Hz. Essa è gestita prevalentemente con 
neutro messo a terra tramite impedenza costituita da reattanza induttiva e resistenza o da semplice 
resistenza. Alcune porzioni di reti Mt, attualmente non trascurabili, sono esercite a neutro isolato. 
Le  reti  Mt  di  distribuzione  sono  generalmente  esercite  in  modo  radiale  e  sono  solitamente 
controalimentabili. Nelle reti con possibilità di controalimentazione esistono collegamenti usualmente 
aperti, che vengono riconfigurati in caso di guasti per assicurare la continuità del servizio. Per i singoli 
punti  di  connessione  il  distributore  deve  indicare  la  tensione  dichiarata  e  il  relativo  campo  di 
variazione in accordo alla Norma CEI EN 50160 [43]. 
 
 
Figura 36 Criteri per la scelta del livello di tensione e dello schema di collegamento (reti Mt) 
 
I vincoli da garantire qualora si debba connettere un impianto alla rete sono quelli di avere 
una continuità del  servizio,  una elevata power quality è  un eccellente affidabilità e sicurezza del 
sistema. Si deve fare particolare attenzione dunque nella scelta di: 
￿  schemi di connessione, 
￿  configurazione degli impianti di consegna, 
·  struttura del collegamento, 
·  organi di manovra sistemi di misura, 
·  protezione e controllo. 
Come primo passo da effettuare si sceglie il livello di tensione in funzione del punto della rete di 
distribuzione al quale l’utente può essere connesso in relazione alla tipologia, taglia ed esigenze di 
esercizio dell’impianto. Si passa quindi alla scelta del tipo d’inserimento (entra-esci, antenna etc.) e 
successivamente alla scelta dello schema di connessione (sistemi di sbarra e organi di manovra e 
d’interruzione, in relazione alla manutenzione e al sistema di protezione della rete). 
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Tabella 9 Soluzioni di collegamento indicative per la connessione alle reti di distribuzione Mt 
 
 
Per Utenti attivi vige il TICA (AEEG), dal 1/1/09 scelto in base alla Potenza in Immissione 
Richiesta (PIR). Il servizio di connessione è erogato al livello di tensione della connessione esistente 
entro la potenza già disponibile all’Utente e oltre i valori indicati, è facoltà del Distributore connettere 
comunque  l’utente  al  livello  di  tensione  inferiore:  ad  es.,  per  una  richiesta  (PIR)  di  120  kW,  il 
Distributore  può  proporre  la  connessione  in  BT,  se  compatibile  con  la  rete.  Se  necessario,  il 
Distributore  realizza  parti  di  rete  a  tensione  anche  maggiore  rispetto  al  livello  di  erogazione  del 
servizio. 
 
Gli  schemi  di  principio  inerenti  l’inserimento  nella  rete  del  distributore  degli  impianti  di 
connessione  sono  riportati  nella  Figura  37  (dove  a  sinistra  è  illustrata  la  situazione  prima  della 
connessione e a destra la situazione dopo la connessione del nuovo utente). 
 
·  Inserimento in entra-esce su linea esistente (schema A): 
Per entra-esce, s’intende l’inserimento di un impianto di rete per la connessione in prossimità 
di una linea preesistente, in modo da generare due soli tratti di linea afferenti a due cabine 
secondarie  distinte.  Tale  schema  consente,  generalmente,  la  rialimentazione  dell’utente 
offrendo una maggiore continuità del servizio. 
 
·  Inserimento in antenna da stazione AT/Mt (schema B1): 
L’inserimento prevede la realizzazione di una linea alimentata direttamente dalla Stazione 
AT/Mt al fine di consentire la connessione di un’utenza. Tale tipologia d’inserimento può 
essere  adottata  qualora  gli  schemi  d’inserzione  lungo  una  linea  esistente  non  siano 
ammissibili dal punto di vista tecnico. Il locale dedicato all’impianto di rete per la consegna 
deve poter ospitare le apparecchiature per un’eventuale adozione successiva dell’inserimento 
in entra-esce. 
 
·  Inserimento in antenna da cabina Mt/bt (schema B2): 
Per inserimento in antenna da cabina Mt/bt, s’intende l’inserimento di un impianto di rete per 
la  connessione  tramite  un  tratto  di  linea  connesso  alle  sbarre  Mt  di  una  cabina  di 
distribuzione esistente. Il locale dedicato all’impianto di rete per la connessione deve poter 
ospitare le apparecchiature per un’eventuale adozione successiva dell’inserimento in entra-
esce. 
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Figura 37 Schemi di inserimento dell'impianto di utente. Legenda: D = impianto di rete per la consegna; M = misura; U 
= impianto di Utente per la connessione; A = cabina aggiunta nell’ambito dell’impianto di rete per la connessione. CAPITOLO 2 
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·  Inserimento in antenna con O.d.M. (eventualmente in cabina aggiunta) lungo una linea 
esistente (schema C). 
Per  inserimento  in  antenna  con  organo  di  manovra  (O.d.M.)  (eventualmente  in  cabina 
aggiunta, part. A in Errore. L'origine riferimento non è stata trovata.) lungo una linea 
esistente,  s’intende  il  collegamento  di  un  impianto  di  rete  per  la  connessione  tramite 
l’inserimento di un O.d.M. in prossimità di una linea preesistente. A partire da O.d.M., si 
prevede  una  linea  dedicata  all’alimentazione  di  un’utenza.  L’eventuale  locale  dedicato 
all’O.d.M.  deve  poter  ospitare  le  apparecchiature  per  una  possibile  adozione  successiva 
dell’inserimento in entra-esce. 
 
·  Inserimento in derivazione rigida a T su una linea esistente (schema D)  
Per inserimento rigido a T, s’intende l’inserimento mediante una derivazione da una linea Mt 
esistente di un tratto di linea con il solo interruttore in corrispondenza dell’impianto di rete 
per la connessione. Tale schema è il più semplice ed il meno oneroso, ma riduce l'affidabilità 
delle reti; esso  offre inoltre una continuità del servizio inferiore. L’eventuale connessione a 
T rigida è da intendersi come eccezionale. 
A prescindere dalla soluzione di connessione prescelta, per l’impianto di consegna si ha 
sempre la situazione impiantistica di Figura 38. A partire dal cavo Mt a valle del punto di consegna, la 
figura indica lo schema dell’impianto di utenza per la connessione. Con riferimento alla suddetta 
figura, la cabina di consegna è la cabina realizzata per connettere l’impianto dell’utente. La 
disposizione delle apparecchiature di misura è riferita al caso generale di utente passivo; nel caso di 
utenti attivi, qualora i dispositivi per la realizzazione della misura siano di pertinenza dell’utente 
stesso (punto di immissione), essi devono essere collocati appena a valle del dispositivo generale, in 
posizione tale da essere protetti (contro le correnti di guasto provenienti dalla rete) dal dispositivo 
generale medesimo (Figura 39). 
 
 




D = locale di consegna; 
M = locale misura 
U = locale Utente 
SL = scomparto (cella) per linea 
SC = scomparto (cella) per consegna 
C = punto di consegna 
1 = gruppo misura 
2 = dispositivo generale dell’Utente 
3 = scomparto presente/da prevedere 
per collegamento in entra - esce CAPITOLO 2 





Figura 39: Schema di collegamento fra la cabina consegna e impianto di utente attivo. 
 
2.3.5.  REGOLE TECNICHE DI CONNESSIONE COMUNI A TUTTE LE 
CATEGORIE DI UTENTI 
 
Nell’ambito dell’impianto di rete per la connessione, l’impianto per la consegna è essenzialmente 
costituito dalle apparecchiature di manovra e sezionamento del distributore; sulla stessa sbarra Mt 
facente parte dello stesso, può essere prevista la predisposizione per la realizzazione della derivazione 
di  un  trasformatore  Mt/bt  (cabina  secondaria)  funzionale  all’attività  del  distributore  (ad  esempio, 
distribuzione pubblica in bassa tensione bt). In tal caso, la messa a disposizione degli spazi necessari 
alle  attività  del  distributore  non  direttamente  funzionali  alla  connessione  dell’utente  deve  essere 
oggetto di appositi accordi. Inoltre il distributore deve collegare il neutro bt del trasformatore ad un 
impianto di terra separato da quello dell’utente, a meno che:  
·  l’impianto faccia parte di un impianto di terra globale, oppure 
·  gli  schermi  metallici  dei  cavi  Mt  del  distributore  siano  connessi  all’impianto  di  terra 
dell’utente.  
L’impianto di rete per la consegna è di norma installato in un locale messo a disposizione dall’utente, 
il cui accesso è riservato esclusivamente al personale operativo del distributore. L’impianto dell’utente 
deve essere sempre sezionabile dal resto della rete, come da Figura 39. Pertanto, il dispositivo di 
sezionamento, comando e interruzione installato dal distributore in prossimità del punto di consegna 
deve avere caratteristiche tecniche minime conformi alle prescrizioni della Norma CEI EN 60265 
[44]. 
Gli impianti d’utenza per la connessione debbono risultare collegati alla rete attraverso alcuni dei 
dispositivi di sezionamento e interruzione visti nei capitoli precedenti. In particolare sono sempre 
necessari il sezionatore generale e l’interruttore generale; se l’impianto fosse di tipo  attivo allora 
sarebbero necessari ulteriori dispositivi specificati nel paragrafo 2.3.4.2. 
La  separazione  tra  utente  e  distributore,  in  termini  di  responsabilità  nell'esercizio,  con 
riferimento alle attività di conduzione e manutenzione dell’impianto di connessione, deve essere ben 
individuabile sugli schemi e ben visibile in sito. 
Qualora il collegamento Mt sia eseguito tramite cavo le norme specificano che, comprese le due 
terminazioni, esso deve essere il più corto possibile (massimo 20 m) e di sezione almeno equivalente a 
95 mm
2 di rame. Qualora non sia possibile la realizzazione dei locali di consegna e di utente in 
strutture adiacenti, è ammesso (previo consenso del distributore) derogare dalla presente prescrizione 
purché si impieghi un cavo in tratta unica con protezione meccanica addizionale (vedi Norma CEI 11-
17) [45].  
Legenda: 
 
D = locale di consegna; 
M = locale misura 
U = locale Utente 
SL = scomparto (cella) per linea 
SC = scomparto (cella) per consegna 
C = punto di consegna 
1 = gruppo misura 
2 = dispositivo generale dell’Utente 
3 = scomparto presente/da prevedere per 
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I valori massimi di regolazione del dispositivo di protezione generale richiesti dal distributore non 
hanno il fine di proteggere l’impianto di utente, bensì di assicurare la massima selettività possibile con 
le protezioni di rete. 
Quando siano previsti punti di consegna multipli e/o altre alimentazioni elettriche di media o di 
bassa tensione, derivate da gruppi di generazione di riserva (ad es. gruppi elettrogeni) e/o da gruppi 
statici  di  continuità,  alternative  a  quella  principale,  devono  essere  previsti  dall’utente  opportuni 
interblocchi, tra gli organi di manovra delle reti per evitare il funzionamento in parallelo di distinti 
sistemi elettrici. Allo scopo di evitare interruzioni del servizio durante il cambio di assetto della rete, 
previo accordo tra il distributore e l’utente, è ammesso il parallelo transitorio fra l’alimentazione di 
riserva (ad es. gruppi elettrogeni) e la rete, realizzabile unicamente con un sistema automatico che 
verifichi che la durata del funzionamento in parallelo delle diverse alimentazioni sia la più breve 
possibile e comunque, alle condizioni previste dalla Norma CEI 11-20. Nel caso in cui l’utente sia 
dotato di gruppi statici di continuità per servizi non interrompibili di un certo rilievo (trifasi di potenza 
complessiva  superiore  a  10  kW),  si  deve  evitare  che  tali  apparecchiature  possano,  anche 
transitoriamente, mantenere in tensione la rete. La separazione di tali apparecchiature dalla rete deve 
essere garantita da un dispositivo di interfaccia capace di assicurare il sezionamento rispetto alla rete 
ed il cui sganciatore di apertura sia asservito alle protezioni prescritte dalla Norma CEI 11-20 [46]. 
Il distributore, all’atto della richiesta di connessione, deve comunicare il limite alla potenza 
massima del singolo trasformatore e/o di più trasformatori in parallelo sulla stessa sbarra bt riferita 
alle  tensioni  di  cortocircuito  tipiche  riportate  nella  Norma  CEI  EN  60076-5  (ucc  =  6%  per 
trasformatori con potenza nominale maggiore di 630 kVA), che l’utente può installare nel proprio 
impianto al fine di evitare l’intervento della protezione di massima corrente installata sulla linea Mt 
che lo alimenta in caso di cortocircuito sulle sbarre bt del trasformatore.  
Al fine di limitare le inrush current le norme prevedono una potenza massima installata riferita ad 
ogni livello specifico di tensione; questo anche se si hanno sbarre bt separate.  
In caso di installazione di trasformatori di potenza complessiva eccedente la predetta potenza limite, si 
devono  prevedere  nel  proprio  impianto  opportuni  dispositivi  al  fine  di  evitare  la  contemporanea 
energizzazione di quei trasformatori che determinano il superamento delle limitazioni suddette. Tali 
dispositivi  devono  intervenire  in  caso  di  mancanza  di  tensione  superiore  a  5  s  e provvedere  alla 
rienergizzazione  dei  trasformatori  secondo  quantità  complessive  non  superiori  ai  limiti  sopra 
determinati, con tempi di rientro intervallati di almeno 1 s. 
Qualora  i  trasformatori,  pur  rispettando  i  limiti  sopra  previsti  (in  termini  di  numero  e  potenza 
nominale), diano luogo a una complessiva corrente di energizzazione tale da provocare l’apertura del 
dispositivo generale per effetto dell’attivazione della soglia di massima corrente, è possibile prevedere 
un blocco della suddetta soglia basato sull’individuazione della seconda armonica. La presenza di tale 
blocco di seconda armonica non deve comunque inficiare le prestazioni richieste alla PG in termini di 
rapidità di intervento. 
 
 
2.3.5.1  REGOLE TECNICHE DI CONNESSIONE PER GLI UTENTI PASSIVI 
 
Nella configurazione più comune per la connessione delle utenze le norme prevedono due schemi di 
seguito riassunti: 
 
·  Schema con singolo montante (caso generale applicabile a tutti gli utenti) 
 
Per gli impianti connessi in Mt, gli impianti d’utenza per la connessione consistono in: 
– cavo di collegamento; 
– dispositivo/i generale/i (DG). 
Gli schemi di Figura 38 e Figura 39 mostrano come il cavo di collegamento e la parte di rete Mt a 
monte del primo dispositivo di protezione dell’utente siano protetti dall’interruttore del distributore 
posto in cabina primaria.  
Lo  schema  prescritto  dalle  CEI  0-16  da  adottare  per  la  generalità  delle  utenze  per  il  quadro  Mt 
immediatamente a valle del cavo di collegamento è riportato in Figura 40. CAPITOLO 2 





Figura 40: Schema di impianto di utenza per la connessione (caso generale). 
Il Dispositivo Generale è tipicamente costituito da: 
 
·  interruttore  tripolare  in  esecuzione  estraibile  con  sganciatore  di  apertura  (a  mancanza  di 
tensione od a lancio di corrente, secondo caratteristiche SPG); 
·  interruttore  tripolare  con  sganciatore  di  apertura  (a  mancanza  di  tensione  od  a  lancio  di 
corrente)  e  sezionatore  tripolare  a  monte  dell’interruttore  (eventualmente  integrati  in  un 
unico involucro). 
 
La funzione di sezionamento per il sezionatore di linea deve essere conforme alla Norma CEI EN 
62271-102 se fisso, oppure alla Norma CEI EN 62271-200 se estraibile [47]. 
L’interruttore deve essere tripolare simultaneo con potere d’interruzione adeguato alla corrente di 
cortocircuito della linea d’alimentazione comunicato dal Distributore (es.: ENEL 12,5 kA). 
Se serve una terna di TV, qualora siano installati dalle sbarre MT a monte dell’interruttore automatico 
o dei TA di fase dovranno essere protetti, lato MT, con un IMS combinato con fusibili (In ≤ 6,3 A) a 
protezione del primario dei TV (a valle di DG e TA di fase nessun vincolo sulla protezione primaria 
TV).  La  disposizione  mutua  di  sezionatore  e  interruttore  indicata  negli  schemi  consente  la 
minimizzazione degli interventi del Distributore (onerosi per l’utente) per manutenzioni sul primo 
sezionatore lato utente. La frequenza degli interventi dipende dalle soluzioni tecniche e realizzative 
adottate.  La  disposizione  mutua,  e  la  realizzazione  costruttiva  conseguita  mediante  due  distinte 
apparecchiature,  non  sono  vincolanti,  purché  siano  realizzate  le  funzioni  proprie  di  entrambe  le 
apparecchiature, e siano rispettati i criteri di sicurezza. Le apparecchiature MT, in particolare quelle 
del DG, devono essere costantemente mantenute efficienti dall’Utente. 
 
L’intervento di eventuali fusibili o protezioni sul circuito primario e secondario dei TV deve in ogni 
caso provocare l’apertura del DG, oppure la commutazione della funzione della protezione 67N in 
51N - si mantengono gli stessi valori impostati per le soglie di intervento di corrente omopolare (si 
avrà lo scatto intempestivo del DG per guasto esterno fino al ripristino della funzionalità dei TV). - 
TA di fase toroidali: possono essere installati a monte del DG, in posizione analoga a quella indicata 
per il TO. - trasformatori di corrente di fase non convenzionali integrati nel DG: posizionamento a 
monte o a valle del dispositivo di interruzione. 
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·  Schema con doppio montante MT dalla sbarra principale 
 
Nel caso di impianto Mt passivo con due soli montanti di carico, le funzioni normalmente attribuite al 
dispositivo generale sono assolte dagli interruttori attestati alla sbarra utente (dispositivi di montante). 
Per quanto attiene il cavo di collegamento, in una simile configurazione si intende che tale cavo abbia 









La  DK  5600  ammettevano  un  DG  unico  (interruttore  generale),  mentre  ora  la  nuova  CEI  0-16 
ammette due dispositivi di montante (ciascuno con propria protezione) con un sezionatore generale al 
posto dell’interruttore generale. Questo schema è più economico, funzionale e selettivo. Se l’impianto 
a valle è un doppio radiale, si ottiene selettività completa, Infatti, per un guasto sulla linea 2, la linea 1 
prosegue ad alimentare il carico. Cosi con le nuove RTC è sufficiente un sezionatore generale al posto 





Figura 42: Guasto su linea 2 
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·   Sistema di Protezione Generale (SPG) 
 
L’SPG è l’insieme di: 
o  Trasformatori di corrente di fase e di terra, eventuali trasformatori di tensione; 
o  Connessioni  di  TA  (Trasformatori  di  corrente  di  fase),TO    (Trasformatori  di  corrente 
omopolare) e TV (Trasduttori di tensione) al relè di protezione; 
o  Relè di protezione con relativa alimentazione (Protezione Generale); 





Figura 43 Sisteme di Protezione Generale 
 
·  Protezione generale (PG) – Funzioni di protezione 
 
Deve essere costituita come minimo da: 
 
o  Protezione di massima corrente di fase : 
-  I>  (sovraccarico, a tempo dipendente, attivazione opzionale da parte dell’Utente o, 
a titolo temporaneo, su richiesta del Distributore); 
-  I>> (soglia 51, con ritardo intenzionale); 
-  I>>> (soglia 50, istantanea). 
 
o  Protezione di massima corrente omopolare a due soglie, se la rete cavi MT utente ha una 
lunghezza inferiore 400 m a 20 kV: 
-  51N.S1 per guasti monofase a terra; 
-  51N.S2 per guasti doppi monofase a terra. 
 
Se il contributo della rete MT dell’Utente alla corrente capacitiva di guasto monofase a terra (a neutro 
isolato) supera l’80% della corrente di regolazione stabilita dal Distributore per la propria protezione 
51N (2 A, quindi Ic Utente ≤ 1,6 A), la protezione contro i guasti a terra deve essere costituita da: 
 
o  Protezione direzionale di terra a due soglie: 
-  67N.S1 per guasti monofase a terra su reti NC 
-  67N.S2 per guasti monofase a terra su reti NI 
 
o  Protezione di max I omopolare a una soglia: 
-  51N.S2 per guasti doppi monofase a terra 
 
Per il calcolo di Ic si possono usare: 
o  la formula convenzionale (ex CEI 11-8):  
Ic = 0,2 x LC x U + 0,003 x LA x U ampere (LC lunghezza in km della rete MT in cavo, LA 
lunghezza in km della rete MT in conduttori nudi, U tensione di esercizio in kV).  
Tale formula fornisce, generalmente, valori di Ic superiori del 20-25% rispetto a quelli reali 
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GENERALITA’ SUI SISTEMI DI PROTEZIONE 
 
55 
o  oppure, il calcolo più preciso tramite la CEI 11-25, in base alle capacità del cavo indicate dal 
costruttore (data sheets). 
 
Non si devono mettere in conto i cavi a valle di trasformatori MT/MT, ad esempio 20/6 kV. 
La regolazione della protezione generale dipende dalle caratteristiche dell’impianto dell’Utente e della 
rete  di  alimentazione.  I  valori  di  regolazione  della  protezione  generale  devono  essere  impostati 
dall’Utente  sulla  base  di  quanto  comunicato  dal  Distributore  La  CEI  0-16  fissa  delle  regolazioni 
minime per le varie funzioni della PG e tali valori costituiscono il limite inferiore delle regolazioni 
che il Distributore può comunicare all’Utente in fase di connessione. 
 
Protezione di massima corrente di fase: 
-  prima soglia (I>, opzionale): valore e tempo di estinzione da concordare; 
-  seconda soglia (I>>): valore 250 A; tempo di estinzione della sovracorrente: 500 ms; 




Figura 44 Protezione di massima corrente 
 
Protezione di massima corrente omopolare: 
-  prima soglia (I0>): valore 2 A; tempo di estinzione del guasto: per reti a neutro isolato 170 
ms; per reti a neutro compensato 450 ms; 
-  seconda soglia (I0>>): valore 140% del valore di IF comunicato dal Distributore (per reti NC 
70 A a 20 kV, 56 A a 15 kV); tempo di estinzione del guasto: 170 ms (non serve per le reti a 
NI in assenza di 67 N, non serve per reti NC se si imposta il ritardo della soglia I0> a 170 
ms) 
Per la protezione contro i guasti a terra, realizzata con la funzione direzionale di terra, serve solo la 
soglia I0 >>. 
 
 
Figura 45 Protezione di massima corrente omopolare (NC) 
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DG - PG - SPG: nuovo SPG integrato 
 
  I’  SPG  integrato  non  è,  attualmente,  oggetto  di  specifiche  norme  di  prodotto;  deve, 
comunque, essere realizzato a regola d’arte. Il costruttore dovrà dichiarare il campo di applicazione 





Figura 46 SPG integrato 
 
Tale  nuovo  dispositivo  è  stato  introdotto  alla  luce  di  alcuni  prodotti  recentemente  immessi  sul 
mercato, facilmente adattabili alle funzioni richieste e che potenzialmente possono avere un costo 
decisamente minore di una tradizionale realizzazione TA + TO (+TV) + PG a parità di prestazioni. 
 
Affidabilità del SPG: soluzioni per il circuito di sgancio 
 
Nella DK 5600 la bobina di sgancio del DG a mancanza di tensione garantiva l’efficienza del sistema 
di protezione sia in mancanza di alimentazione della PG sia in caso d’interruzione dei collegamenti fra 
PG e DG (nella CEI 0-16 la filosofia di base della DK 5600 è stata confermata). L’impianto utente 
non deve rimanere senza protezione. 
La Norma CEI 0-16 prevede in alternativa: 
￿  Bobina a mancanza di tensione, oppure 
￿  Bobina a lancio di corrente + data logger 
I comandi di apertura dell’interruttore devono essere di tipo elettrico in modo da garantire l’apertura 
del DG con la massima affidabilità. 
Per  evitare  scatti  intempestivi,  sull’UPS  con  sistema  di  allarme,  va  effettuata  una  regolare 
manutenzione. 
I circuiti di comando relativi a PG e DG, nonchè la bobina a mancanza di tensione, devono essere 
alimentate  dalla  medesima  tensione  ausiliaria,  per  garantire  l’intervento  della  bobina  a  mancanza 
anche senza alimentazione. E’ richiesto espressamente che la tensione di alimentazione ausiliaria dei 
circuiti di comando di PG, DG ed eventuale data logger sia la medesima, garantita per almeno 1 ora 
da UPS o batterie tampone. Dispositivi di esclusione temporanea della bobina a mancanza di tensione 
devono escludere la bobina stessa per tempi non superiori a 5 s, in modo da consentire solo la chiusura 
del DG e il ripristino dell’alimentazione ausiliaria. Si considerano equivalenti alla bobina a mancanza 
di tensione anche sistemi di apertura automatica dell’interruttore al mancare della tensione ausiliaria 
purchè lo stesso interruttore disponga di un adeguato sistema di accumulo di energia interno in grado 
di assicurarne l’apertura. Gli accorgimenti da adottare per la bobina a mancanza di tensione sono: 
￿  alimentare la PG (e il circuito di comando di PG e DG) tramite circuiti ausiliari dedicati che 
prevedano  alimentazione  ordinaria  e  di  emergenza  (UPS  o  similari).  Per  consentire  la 
rienergizzazione dell’impianto a seguito di una disalimentazione prolungata, è necessario che 
l’UPS disponga di una carica residua sufficiente alla chiusura del DG; CAPITOLO 2 
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￿  predisporre un allarme che rilevi la mancanza della alimentazione normale ed il passaggio a 
quella  di  emergenza  al  fine  di  consentire  il  sollecito  avvio  degli  opportuni  interventi  di 
ripristino dell’alimentazione ausiliaria; 
￿  dimensionare  l’autonomia  dell’alimentazione  di  emergenza  dei  circuiti  ausiliari  dopo  la 
comparsa dell’allarme, tenendo conto dei tempi massimi previsti per il completamento dei 
sopra citati interventi di ripristino; 
￿  effettuare la necessaria manutenzione ordinaria e straordinaria sui sistema di alimentazione 
dei circuiti ausiliari ordinari e di emergenza. 
La protezione deve essere munita di un contatto NA in assenza di alimentazione ausiliaria. Il contatto, 
se associato ad una bobina a mancanza di tensione, deve risultare chiuso in presenza della tensione 
ausiliaria.  
Sono  richiesti  opportuni  accorgimenti  atti  a  prevenire  l’interruzione  accidentale  dei  cavi  di 
collegamento  fra  la  PG  e  la  bobina  di  apertura  del  DG.  In  alternativa  alla  bobina  di  apertura  a 
mancanza di tensione, è possibile impiegare (per il comando del DG) una bobina di apertura a lancio 
di corrente, purché la PG sia dotata di un opportuno sistema di controllo e registrazione (data logger) 
atto a consentire le verifiche del caso. 
Le caratteristiche di tale sistema di controllo e registrazione sono riportate nell’ Allegato D della CEI 
0-16. In questo caso (circuito di comando a lancio di corrente) il contatto NA della PG deve essere 
aperto  in  presenza  di  alimentazione  ausiliaria.  Se  la  PG  fosse  alimentata  senza  UPS,  dopo  una 
richiusura (con disalimentazione della PG) la stessa potrebbe non agire (servono circa 10 s prima che 
la PG completi i cicli di controllo interni e torni ad essere attiva) determinando lo scatto definitivo 
della linea del distributore. Il data logger non serve ad evitare l’UPS e la sua necessaria manutenzione 
periodica, ma a limitare possibili aperture intempestive. 
Principali eventi del data logger: 
￿  apertura del DG con affidabilità accettabile (UPS); 
￿  niente scatti intempestivi; 
￿  Il logger tiene traccia del comportamento dell’utente; 
￿  Il distributore usa i dati del logger in caso di controlli;  
￿  l’utente è penalizzato in caso di comportamenti scorretti. 
Ovviamente, la memorizzazione degli eventi sopra citati, completi di data e ora (minuti secondi), deve 
estendersi  per  almeno  cento  eventi  e  deve  avvenire  su  un  supporto  interno  non  sovrascrivibile 
dall’utente. 
Il data logger deve registrare: 
1.  presenza del collegamento tra PG e logger; 
2.  presenza dell’alimentazione del logger; 
3.  presenza dell’alimentazione del relé; 
4.  presenza e continuità del circuito di comando; 
5.  soglie di regolazione impostate dall’installazione in poi; 
6.  eventi che hanno causato l’attivazione della PG; 
7.  eventi che hanno causato l’emissione del comando di apertura al DG; 
8.  funzionalità del relé; 
9.  presenza dei circuiti amperometrici; 
10.  presenza dei circuiti voltmetrici. 
 
I  punti  da  1  a  4  costituiscono  i  requisiti  minimi  del  logger  ai  fini  della  0-16.  I  punti  da  1  a  7 
costituiscono  i  requisiti  per  ritenere  idoneo  il  logger  ai  fini  della  Delibera  247/04  (art.  33.15) 
(ovviamente  esclusa  la  funzione  di  qualimetro  secondo  EN  50160).  I  rimanenti  punti  7-10  sono 
facoltativi. Anche in tale caso è necessario che siano previsti opportuni accorgimenti atti a prevenire 
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2.3.5.2  REGOLE TECNICHE DI CONNESSIONE PER GLI UTENTI ATTIVI 
 
Nel caso di utenti attivi oltre alle prescrizioni generali relative alle protezioni da adottare viste nel 
paragrafo 2.3.5.1 si devono rispettare anche altre regole tecniche previste sempre delle norme CEI e di 
seguito riassunte. 
 
•  Limiti alla totale potenza generata nelle reti Mt 
 
La complessiva potenza di generazione che è possibile connettere alla rete Mt sottesa a ciascuna 
interfaccia AT/Mt senza introdurre modificazioni strutturali alla medesima, è limitata dalla probabilità 
che si verifichino inversioni del flusso di potenza, rispetto al naturale funzionamento che prevede un 
transito  di  potenza  dall’alta  alla  media  tensione.  Qualora  le  situazioni  di  funzionamento  in  cui  il 
suddetto transito risulti invertito superino una percentuale significativa del complessivo tempo annuo 
di funzionamento (5%), è necessario equipaggiare la cabina primaria e le linee AT ad essa afferenti 
con opportuni dispositivi di protezione e controllo che consentano un sicuro esercizio della rete stessa 
quale rete “attiva”. Il distributore deve indicare i dispositivi necessari a tale scopo (ad es. regolatori di 
tensione modificati, dispositivi per il controllo di parallelo, dispositivi di protezione per la rilevazione 
dei guasti di sbarra AT, ecc).  
 
•  Condizioni di funzionamento dell’impianto di produzione 
 
Il funzionamento di un impianto di produzione in parallelo alla rete di distribuzione è subordinato a 
precise condizioni tra le quali in particolare: 
•  il regime di parallelo non deve causare perturbazioni al servizio sulla rete di distribuzione, al 
fine di preservare il livello di qualità del servizio per gli altri utenti connessi; 
•  il regime di parallelo deve interrompersi immediatamente ed automaticamente in assenza di 
alimentazione della rete di distribuzione o qualora i valori di tensione e frequenza della rete 
stessa non siano compresi entro i valori comunicati dal distributore; 
•  in caso di mancanza tensione o di valori di tensione e frequenza sulla rete di distribuzione 
non compresi entro i valori stabiliti dal distributore, il dispositivo di parallelo dell'impianto di 
produzione non deve consentire il parallelo con la rete stessa. 
 
Allo scopo di garantire la separazione dell’impianto di produzione dalla rete di distribuzione in caso di 
perdita  di  rete  deve  essere  installato,  oltre  ai  dispositivi  previsti  nel  paragrafo  2.4,  un  ulteriore 
dispositivo,  detto  Dispositivo  di  Interfaccia  (DDI)
6.  Il  sistema  di  protezione  di  interfaccia  (SPI), 
agendo sul DDI, separa l'impianto di produzione dalla rete di distribuzione evitando che: 
•  in caso di mancanza dell'alimentazione sulla rete, l’utente possa alimentare la rete stessa; 
•  in caso di guasto sulla linea Mt cui è connesso l’utente attivo, l’utente stesso possa continuare 
ad alimentare il guasto; 
•  in  caso  di  richiusure  automatiche  o  manuali  di  interruttori  della  rete  di  distribuzione,  il 
generatore possa trovarsi in discordanza di fase con la rete con possibilità di danneggiamento 
meccanico del generatore stesso. 
In particolari situazioni di carico della rete di distribuzione, l’intervento del SPI e la conseguente 
apertura del DDI potrebbero non avvenire in caso di mancanza dell'alimentazione di rete o di guasti 
sulla rete. Pertanto l’utente attivo deve mettere in atto tutti gli accorgimenti necessari alla salvaguardia 
dei  propri  impianti  che  devono  resistere  alle  sollecitazioni  meccaniche  causate  dalle  coppie 
elettrodinamiche conseguenti alle richiusura automatica rapida degli interruttori di linea. 
Uno schema tipico di connessione di un utente attivo è quello riportato di seguito: 
 
                                                 
6  Il dispositivo DDI serve a separare l’impianto di produzione dalla rete. CAPITOLO 2 





Figura 47: Configurazione generale dell’impianto di utenza attiva 
 
 
Dispositivi previsti per il parallelo rete 
 
I dispositivi aggiuntivi necessari per il parallelo rete di un utente attivo devono essere: 
•  dispositivo  d’interfaccia,  in  grado  di  assicurare  sia  la  separazione  di  una  porzione 
dell’impianto dell’utente (generatori e carichi privilegiati) permettendo il loro funzionamento 
in modo isolato, sia il funzionamento dell’impianto in parallelo alla rete; 
•  dispositivo  di  generatore  in  grado  di  escludere  dalla  rete  i  soli  gruppi  di  generazione 
singolarmente. 
È ammesso che, in relazione al particolare schema di impianto dell’utente, più funzioni siano assolte 
dallo stesso dispositivo, purché fra la generazione e la rete di distribuzione siano sempre presenti due 
interruttori in serie tra loro o, in alternativa, un interruttore e un contattore. Il comando d’apertura del 
dispositivo generale, d’interfaccia e di generatore deve poter essere effettuato sia manualmente da un 
operatore sia automaticamente dalle protezioni dell’utente. 
 
Come  introdotto  nei  capitoli  precedenti  l’attuale  crescita  della  GD  ha  reso  necessario, 
attraverso la Delibera 84/2012, l’utilizzo di nuovi dispositivi per il Sistema di Protezione di Interfaccia 
descritti nell’Allegato A70 di Terna, il quale stabilisce che: 
 
“Tutti  gli  impianti  di  produzione  ed  i  relativi  macchinari  ed  apparecchiature  devono  essere 
progettati,  costruiti  ed  eserciti  per  restare  in  parallelo  anche  in  condizioni  di  emergenza  e  di 
ripristino di rete. In particolare gli impianti, in ogni condizione di carico, devono essere in grado di 
rimanere permanentemente connessi alla rete MT e BT per valori di tensione nel punto di consegna, 
compresi nel seguente intervallo:  
85% Vn ≤ V ≤ 110% Vn 
Riguardo  all’esercizio  in  parallelo  con  la  rete  MT/BT  in  funzione  della  frequenza,  l’impianto  di 
produzione deve essere in grado di rimanere connesso alla rete per un tempo indefinito, per valori di 
frequenza compresi nel seguente intervallo:  
47,5 Hz ≤ f ≤ 51,5 Hz 
L’Utente Attivo deve garantire che tali intervalli di funzionamento siano rispettati sia dalle protezioni 
di  interfaccia  che  dalle  protezioni  e  regolazioni  dell’impianto  di  produzione.  L’Impresa  di 
Distribuzione vigila sul rispetto di tali requisiti.” 
 
Vengono inoltre stabiliti nuovi controlli per il controllo di frequenza: 
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“Per il controllo dei transitori in frequenza, si richiede agli impianti di produzione statici connessi 
alle reti MT e BT:  
•  la  capacità  di  ridurre  la  potenza  immessa  in  rete  in  risposta  ad  una  variazione  della 
frequenza del sistema al di sopra di una soglia predefinita (regolazione della potenza in 
funzione della sovrafrequenza);  
•  l’inserimento graduale della potenza immessa in rete in modo da minimizzare gli effetti sul 
sistema in caso di ripresa del servizio.  
•  l’avviamento con l’aumento graduale della potenza immessa in rete.” 
 
“Durante un transitorio di frequenza, detti impianti di produzione devono essere in grado di:  
a.  non variare la potenza immessa in rete nei limiti previsti, per frequenze comprese tra 47,5 
Hz e 50,3 Hz, salvo che per motivi legati alla disponibilità della fonte primaria;  
b.  ridurre la potenza immessa in rete in funzione dell’entità dello scarto di frequenza positivo 
rispetto  a  50  Hz  per  frequenze  comprese  tra  50,3  Hz  e  51,5  Hz,  secondo  uno  statismo 
compreso tra il 2% e il 5%; di norma verrà impostato un valore pari al 2,4%;  
c.  non riconnettersi alla rete e non aumentare il livello di produzione minimo raggiunto in caso 
di ridiscesa della frequenza dopo un aumento della stessa oltre il valore di 50,3 Hz (a meno 
che la frequenza non si attesti per almeno 5 minuti primi ad un valore compreso tra 49.95 Hz 
e 50,05 Hz per il continente, e 49.9 e 50,1 per Sicilia e Sardegna), salvo diversa indicazione 




Figura 48 Regolazione della potenza attiva immessa in rete in funzione della frequenza” 
 
Per  evitare  che  le  protezioni  di  interfaccia  possano  interferire  negativamente  con  il 
bilanciamento del sistema elettrico nazionale. Ci deve essere una compatibilità delle protezioni degli 
impianti di produzione con le esigenze di sistema in modo da garantire:  
 
·  il distacco selettivo della GD soltanto per guasti sulle reti MT e/o BT;  
·  il mantenimento in servizio della GD per perturbazioni di sistema con variazione transitoria 
della frequenza. 
 
Tali protezioni sono gestite dagli Utenti Attivi sotto la vigilanza ed il coordinamento dell’Impresa di 
Distribuzione, e devono operare in modo da :  
 
·  evitare danni ai generatori tradizionali dovuti a momenti torsionali provocati dalle richiusure 
implementate su tale rete in caso di guasti sui collegamenti (per i soli impianti di produzione 
tradizionali); 
·  limitare la probabilità di creazione di isole di carico in caso di apertura del tronco in MT; 
·  limitare i disturbi in tensione ad altri utenti in caso di funzionamento in isola. 
 
A  salvaguardia  del  sistema  elettrico  nazionale  per  evitare  perdite  incontrollate  di  generazione 
distribuita in concomitanza con guasti sulla rete AAT e AT, che causano abbassamenti di tensione su 
aree, vengono prescritti due requisiti:  
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·  funzionamento coerenti con i limiti di tensione e frequenza:  
85% Vn ≤ V ≤ 110% Vn 
47,5 Hz ≤ f ≤ 51,5 Hz 
·  capacità  dell’impianto  di  produzione  di  rimanere  connesso  alla  rete,  secondo  una  curva 
“tensione – durata” predefinita (Low Voltage Fault Ride Through capability, LVFRT).  
 
Le principali funzioni del Sistema di Protezione di Interfaccia riguardano: 
 
L’insensibilità agli abbassamenti di tensione: 
 
Durante  un  cortocircuito  nella  rete  o  una  situazione  critica  è  inevitabile  una  generale 
riduzione delle tensioni in tutti i nodi con conseguente distacco delle UGD eventualmente collegate 
[21].  A seguito di tale fenomeno, i generatori disconnessi dalla rete non forniscono più il loro apporto 
al sostegno del complessivo sistema, sbilanciando anche significative quantità di potenza (problema di 
sistema) nonché accentuando i fenomeni in essere dal punto di vista locale (power quality). 
Allo  stato  attuale  secondo  la  delibera  84/2012  e  quindi  all’Allegato  A70  di  Terna,  per  ridurre  il 
numero di scatti intempestivi e migliorare la continuità del servizio degli utenti attivi, nonché per 
evitare situazioni pericolose per il complessivo sistema, in caso di guasto esterno all’impianto di GD. 
In particolare, è richiesto che la GD mantenga il proprio stato di funzionamento qualora i valori della 
durata e della riduzione della tensione (misurati nel punto di connessione della GD), si mantengano 




Figura 49 - Curva Low Voltage Fault Ride Through 
 
In  Italia,  per  ottenere  l’insensibilità  agli  abbassamenti  di  tensione,  la  Regola  Tecnica  di 
riferimento per la Connessione di utenti attivi e passivi (Norma CEI 0-21 e CEI 0-16), impone che 
tutti gli impianti di produzione devono soddisfare  i requisiti funzionali indicati dalla curva LVFRT 
riportata in [7] [41]. CAPITOLO 2 





Figura 50 Proposta di Low Voltage Fault Ride Through sulla rete di distribuzione in Italia. 
 
In particolare, sono state identificate tre diverse aree:  
1)  area di normale funzionamento dei generatori;  
2)  area  in  cui  il  generatore  non  deve  distaccarsi,  ma  deve  rimanere  connesso,  anche  senza 
produrre potenza attiva e reattiva, pronto a riprendere l’erogazione una volta che la tensione 
torni al di sopra del 90% di Un;  




Figura 51 LVFRT in Italia 
 
Quando la tensione ritorna al di sopra del 90% di Un, è imposto al generatore di erogare, 
entro 100 ms, la potenza attiva e reattiva che produceva prima del buco di tensione.  
L’introduzione  di  questa  curva  LVFRT  determina  un  miglioramento  della  qualità  della  tensione 
riducendo il numero di scatti intempestivi a seguito di buchi di tensione.  
 
Le curve LVFRT vanno coordinate con i sistemi di protezione della generazione diffusa in 
modo da consentirne un corretto funzionamento. Sulle reti di distribuzione MT e BT i generatori 
devono  essere  provvisti  di  un  SPI  che  invece  non  è  presente  sui  generatori  connessi  alle  reti  di 
trasmissione. Le caratteristiche di intervento del Sistema di Protezione di Interfaccia (SPI) in MT sono 
definite temporaneamente nell’Allegato A70 di Terna secondo la Delibera 84/2012 fino a quando non 
saranno redatte le nuove edizioni delle norme CEI 0-16 e CEI 0-21. CAPITOLO 2 





Figura 52 Effetto complessivo della LVFRT e della regolazione in tensione del SPI. 
 
In  particolare,  nell’area  6  il  generatore  deve  essere  disconnesso  dalla  rete  per  intervento  del  SPI 
(esterno o integrato).  
L’azione  del  SPI  è  del  tutto  indipendente  da  quella  delle  protezioni  interne  del  generatore, 
determinando i valori di tensione e i tempi di intervento per cui il generatore deve essere disconnesso 
a seguito di un guasto sulla rete: in questo caso, il SPI determina la disconnessione del generatore 
nell’area 3 in cui la macchina, secondo la LVFRT, può o meno rimanere connessa alla rete, mentre 
non determina l’apertura nella zona 2 in cui il generatore deve rimanere connesso alla rete. 
Secondo l’Allegato A70, gli impianti di produzione statici connessi alle reti MT e BT di potenza 
nominale  ≥  6  kVA  devono  essere  in  grado  di  non  disconnettersi  istantaneamente  durante 
l’abbassamento  di  tensione  conseguente  a  un  qualsiasi  tipo  di  cortocircuito  esterno,  monofase  o 
polifase. Deve, inoltre, essere garantita la connessione alla rete nella zona al di sopra e lungo i punti 
della  caratteristica  (V  -  t)  indicata,  dove  la  tensione  V  è  la  tensione  ai  morsetti  dell’impianto  di 
produzione.  Nell’intervallo  di  durata  dell’abbassamento  di  tensione  l’impianto  dovrà  rimanere 
connesso alla rete, anche se non garantirà il valore di potenza immessa nell’istante immediatamente 
precedente al guasto. Al ristabilirsi delle normali condizioni di funzionamento precedenti all’evento, 
la potenza immessa in rete dovrà tornare ad un valore prossimo a quello precedente il guasto, in un 
tempo non superiore a 200 ms. 
 
 
Figura 53 LVRFT (tratta da norma CEI 0-21) CAPITOLO 2 
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Il comportamento in presenza di variazioni di frequenza 
 
Per  gli  impianti  di  produzione  connessi  alle  reti  MT,  in  presenza  di  segnali  logici  inviati 
dall’Impresa di  Distribuzione, è sufficiente implementare  una regolazione opportuna delle quattro 
soglie già attualmente previste nelle Regole Tecniche di Connessione CEI 0-16, adottando logoche di 
funzionamento in grado di selezionare soglie e tempi d’intervento dei relè di frequenza sulla base di 
due tipi di evento: 
·  Guasto locale; 
·  Perturbazione di sistema con variazione transitoria della frequenza. 
 
Per  quanto  riguarda  le  due  soglie  di  massima  frequenza,  esse  dovranno  essere  regolate  come  di 
seguito:  
·  una soglia restrittiva a 50,3 Hz (con tempo 0,1 s)  
·  una soglia permissiva a 51,5 Hz (con tempo 1,0 s)  
Per quanto riguarda le due soglie di minima frequenza, esse dovranno essere regolate come di seguito:  
·  una soglia restrittiva a 49,7 Hz (con tempo 0,1 s)  
·  una soglia permissiva a 47,5 Hz (con tempo 4,0 s).  
 
Una perturbazione di sistema (transitorio in sottofrequenza o sovra frequenza che interessa una 
vasta  rete  funzionante  in  regime  separato  con  carico  o  produzione  eccedente)  è  un  fenomeno 
normalmente caratterizzato da una variazione relativamente lenta del parametro frequenza e da un 
andamento delle tensioni di tipo simmetrico. Se il fenomeno si presenta con queste caratteristiche la 
finestra restrittiva di frequenza (49,7 – 50,3 Hz) dovrà rimanere inattiva ed il distacco degli impianti 




Figura 54 Soglie permissive di frequenza. 
 
Viceversa, in caso di fenomeni locali (guasto, apertura dell’interruttore di CP o di un IMS lungo 
linea),  l’Impresa  di  Distribuzione  è  in  grado  di  comandare  l’attivazione  delle  soglie  restrittive, 




Figura 55 Soglie restrittive di frequenza. CAPITOLO 2 
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In assenza di disponibilità dei segnali di commutazione da remoto, è necessario che gli Utenti Attivi 
adottino un sistema di protezione, sempre basato su informazioni locali, in grado di discriminare tra 
eventi di sistema ed eventi localizzati nella della rete di distribuzione.  
Infatti, in caso di guasto locale (cortocircuito tra le fasi o guasto a terra nella rete MT dell’Impresa di 
Distribuzione), è possibile abilitare l’intervento della finestra di frequenza restrittiva (49,7 – 50,3 Hz) 
correlandone l’attivazione con una delle seguenti funzioni di protezione:  
·  massima tensione omopolare (59N) per il rilevamento dei guasti monofasi e polifasi con 
terra;  
·  massima tensione di sequenza inversa (59INV) per il rilevamento dei guasti bifase isolati da 
terra;  
·   minima tensione di sequenza diretta (27DIR) per il rilevamento dei guasti trifase (e bifase) 
isolati da terra.  
La logica di questo sistema  di protezione con relè di frequenza a sblocco voltmetrico (il codice 
numerico assegnato a questa protezione è 81V) è esposta in Figura 3. In base ad essa il sistema di 
protezione installato nell’impianto di produzione è in grado di riconoscere variazioni di frequenza 
conseguenti all’apertura dell’interruttore in Cabina Primaria oppure all’apertura di IMS lungo linea in 
presenza di un guasto nella linea di connessione e di separarsi da essa in tempo breve, prima della 
eventuale manovra di richiusura automatica rapida, in modo da evitare un parallelo con la rete con 




Figura 56 Logica di funzionamento per attivazione soglie dei relè di frequenza a sblocco voltmetrico. 
 
Le soluzioni tecniche per la discriminazione degli eventi locali rispetto agli eventi di sistema basate 
sul  rilievo  di  informazioni  legate  alla  tensione,  e  quelle  prospettate  nella  norma  CEI  0-16,  che 
utilizzano  informazioni  provenienti  da  remoto  possono  essere  utilmente  combinate  per  aumentare 
l’affidabilità del sistema di protezione come illustrato in figura 4. In esso i segnali da remoto sono 
finalizzati:  
a.  all'abilitazione delle soglie di frequenza in parallelo all’azione esercitata dai relè di tensione 
[Vo>], [Vi>] e [Vd>] ;  
b.  allo scatto diretto dell’interruttore di interfaccia (sistema di telescatto agente sul SPI).  
 
Le  due  azioni  (a  e  b)  operano  ogniqualvolta  in  Cabina  Primaria  si  determina  l’apertura 
dell’interruttore MT della linea di connessione oppure la perdita della connessione alla rete AT. Un 
segnale  di  guardia  dovrà  poi  sorvegliare  l’integrità  del  canale  di  comunicazione..  Le  modalità  di 
implementazione del canale di comunicazione (finalizzato alle funzioni di abilitazione da remoto e/o 
telescatto,  che  potrà  sfruttare,  per  esempio,  un  supporto  dedicato  in  fibra  ottica  o  servizi  di 
comunicazione  a  larga  diffusione,  quali  ADSL  o  simili)  dipendono  dalle  specificità  delle  reti  di 
distribuzione, nonché degli ambiti territoriali interessati. 
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Figura 57 Logica di funzionamento per attivazione soglie dei relé di frequenza a sblocco voltmetrico, con telescatto e 
abilitazione da remoto 
 




Figura 58 : Schema tipico di collegamento di un DDI in Mt 
Rincalzo 
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·  Dispositivo del generatore (DDG) 
 
Per gruppi di generazione Mt, il dispositivo DDG può essere costituito da: 
·  un interruttore tripolare in esecuzione estraibile con sganciatori di apertura, oppure; 
·  un interruttore tripolare con sganciatore di apertura ed un sezionatore installato sul lato rete 
dell’interruttore. 
Per gruppi di generazione bt, il DDG può essere costituito da interruttore automatico. In ogni caso il 
dispositivo del generatore deve essere installato sul montante di ciascun generatore ad una distanza 
minima dai morsetti del generatore medesimo; tale montante deve essere realizzato in modo che siano 
limitati i pericoli di cortocircuito e di incendio. Il DDG può svolgere le funzioni del DDI, qualora ne 
abbia le caratteristiche: come sopra specificato, è comunque necessario che, fra la generazione e la 
rete  di  distribuzione,  siano  sempre  presenti  due  interruttori  in  serie  tra  loro  o,  in  alternativa,  un 
interruttore ed un contattore [22]. 
 









2.4.  IMPATTO DELLA GD SUL SISTEMA DI PROTEZIONE 
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  La rete elettrica di distribuzione attuale è stata progettata e gestita per un esercizio radiale, 
con flusso di potenza noto (rete passiva) e con un livello delle correnti di guasto per corto circuito 
sostanzialmente determinato dalla rete al livello di tensione superiore. Le protezioni, gli automatismi e 
i sistemi di controllo e regolazione, sono le parti della rete che risentono dell’introduzione di GD, 
principalmente nei seguenti aspetti: 
 
·  i livelli delle correnti di corto circuito; 
·  lo sfruttamento dei componenti; 
·  il funzionamento del sistema di protezione; 
·  la regolazione di tensione; 
·  la qualità di tensione. 
 
La prima criticità per il sistema di protezione riguarda il livello delle correnti di cortocircuito. La 
presenza di GD contribuisce ad elevare l’ampiezza delle correnti di cortocircuito, soprattutto se il 
generatore  è  interfacciato  attraverso  una  macchina  rotante.  La  limitazione  della  corrente  di  corto 
circuito è necessaria al rispetto dei vincoli per cui gli impianti di MT sono di norma costruiti; il 
vincolo più stringente è la corrente massima in apertura e in chiusura che un interruttore, o un organo 
di  manovra, può sopportare. Per gli interruttori in BT il limite è di 16kA in apertura  e 32kA in 
chiusura;  per  gli  interruttori  in  MT  il  limite  è  di  12,5kA  in  apertura  e  31,5kA  in  chiusura.  Il 
superamento dei limiti provoca sollecitazioni e possibili danneggiamenti sia agli organi di manovra 
che alle condutture. Il contributo alla corrente di corto circuito, in caso di guasto ai morsetti della 
macchina, in relazione al tipo di generatore viene riportato in tabella 11. 
 
Tabella 11 Contributo alla corrente di corto circuito per i diversi tipi di generatore [23] [24]. 
 
 
Il problema dell’aumento delle correnti di guasto, allo stato attuale di penetrazione di GD, può essere 
agilmente  superato  attraverso  allacciamento  dell’impianto  di  produzione  tramite  linea  dedicata, 
oppure inserendo delle bobine limitatrici. Con l’aumento delle correnti di cortocircuito le conseguenze 
di maggior peso si hanno sulle protezioni. I problemi che interessano le protezioni sono i seguenti: 
 
·  intervento errato sul nodo di alimentazione (perdita di selettività); 
·  impossibilità dell’utilizzo delle richiusure; 
·  richiusure non sincronizzate; 
·  creazione di isole non intenzionali. 
 
La perdita di selettività è determinata dal fatto che le protezioni di massima corrente, attualmente 
installate  nelle  reti  di  distribuzione,  non  sono  direzionali.  Questo  potrebbe  permettere,  come 
evidenziato in figura 3.4-1, interventi intempestivi di una protezione per guasti su feeder adiacenti, 
soprattutto  in  presenza  di  significativi  livelli  di  GD  con  interfaccia  verso  la  rete  di  tipo 
sincrono/asincrono. Per evitare l’intervento intempestivo, si dovrà calcolare il contributo alla corrente 
di corto circuito degli elementi attivi presenti in rete (ovvero i motori asincroni, le macchine sincrone CAPITOLO 2 
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e i convertitori) e il contributo della GD esistente nel feeder. La somma di queste componenti dovrà 




Figura 59 Perdita di selettività in presenza di GD [25]. 
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3.  TECNICHE DI SELEZIONE AUTOMATICA DEL 
TRONCO GUASTO 
 
3.1.  INTRODUZIONE 
 
Si è visto nei capitoli precedenti come i requisiti di affidabilità e di sicurezza per una rete 
elettrica siano svolti dal sistema di protezione. Il solo sistema di protezione però non garantisce il 
requisito  di  continuità  di  servizio,  essenziale  alla  rete;  nasce  quindi  la  necessità  di  affiancare  al 
sistema di protezione alcune manovre automatiche, eseguite da parte di organi specifici della rete, al 
fine  di  ridurre  al  minimo  sia  i  tempi  di  individuazione  del  guasto  che  la  porzione  di  rete  non 
alimentata.  La  struttura  radiale  delle  linee  di  distribuzione  permette  inoltre  di  assumere  la 
presenza/assenza di alcune grandezze, quale la tensione in linea, come segnale di un funzionamento 
corretto o meno delle manovre automatiche. L’introduzione della GD nella rete, in linea di principio, 
esclude la possibilità di utilizzare i dispositivi di ricerca del tronco di guasto, in quanto sarebbe la 
stessa  generazione  distribuita  ad  “alimentare”  il  guasto,  mantenendo  in  tensione  tratti  di  linea  in 
relazione all’impedenza di corto circuito. La norma CEI 11-20 “Impianti di produzione di energia 
elettrica e gruppi di continuità collegati a reti di I e II categoria” però, prescrive uno specifico 
schema di collegamento alla rete del distributore, assicurando il distacco dell’impianto di produzione 
(tramite il dispositivo di interfaccia) nel caso di guasti o funzionamenti anomali della rete pubblica.  
L’insieme delle manovre effettuate dall’interruttore principale in cabina primaria, allo scopo 
di ridurre i tempi di disservizio della rete, va sotto il nome di ciclo di richiusura; la necessità di avere 
tali cicli di richiusura automatica nelle reti di distribuzione è dettata dalla tipologia di guasto che, 
ovvero il guasto transitorio. 
La  sequenza  tipica  di  un  ciclo  di  richiusura  dipende,  in  primo  luogo,  dalla  rete  a  valle 
dell’interruttore  e,  in  secondo  luogo,  dall’eventuale  automazione  della  linea.  In  tabella  12  sono 
riportate le sequenze impiegate nelle reti di distribuzione italiane. Come si può vedere per le linee 
automatizzate, sia in cavo che miste (linee con percentuale di cavo inferiore al 90%), si aggiunge una 
richiusura lenta che permette di rialimentare i tronchi di linea sani a monte del guasto. 
 
Tabella 12 Schema delle richiusure del dispositivo di richiusura automatica DRA [10]. 
  
 
La sequenza del ciclo di richiusura, come già detto, è finalizzata a localizzare ed isolare il 
guasto,  riducendo  al  minimo  il  tempo  di  interruzione  e  l'entità  del  carico  disalimentato  (si  deve 
minimizzare la durata cumulata), ma allo stesso tempo deve ridurre i disturbi che le manovre di CAPITOLO 3 
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chiusura su guasto polifase provocano agli utenti alimentati dalla stessa semisbarra cui è attestata la 
linea sede di guasto (disturbi dovuti principalmente a buchi di tensione). In figura 26 viene riportata la 
sequenza di un ciclo di richiusura per una linea non automatizzata in cavo. Si presenta il caso di 
richiusura rapida riuscita, in cui il guasto viene eliminato e il caso di richiusura lenta fallita. 
Il tempo di attesa alla richiusura rapida, indicato con TRR e fissato a 0,3 ÷ 0,4s, è il compromesso tra 
l’estinzione dell’arco e IL tempo di fuori servizio per gli utenti. Il tempo di attesa per la richiusura 
lenta  (TRL)  ingloba  sia  il  tempo  di  discriminazione  TD,  ovvero  i  tempi  entro  i  quali  un  guasto 
comporta uno scatto definitivo 
dell’interruttore, sia il tempo di neutralizzazione TN, entrambi valutati sul tempo necessario ad un 
nuovo intervento delle protezioni. Risulta evidente che il vincolo più stringente in queste manovre è il 
tempo, ovvero la rapidità con la quale viene garantita la ripresa del servizio per quei tronchi di linea 
che non sono interessati dal guasto stesso; i tempi minori si raggiungono con linee automatizzate. 
 
La sequenza di manovre del ciclo di richiusura è costituita da due parti: 
·  una serie di manovre di richiusura di prova, di norma automatiche, dette manovre principali, 
effettuate con l'interruttore di linea in cabina primaria; 
·  una serie di manovre di selezione, dette manovre successive, da effettuare se il guasto è di 
tipo  permanente,  che  vengono  eseguite  in  modo  automatico  (in  presenza  di  linee 




Figura 60 Stato dell'interruttore di linea in un ciclo di richiusura in due ipotesi di funzionamento: richiusura rapida riuscita 
e richiusura lenta fallita. 
 
Il sistema di automazione delle reti di distribuzione italiane è costituito dall’insieme degli impianti 
primari e secondari anche se non c’è un vero e proprio coordinamento tra le due sezioni. Il sistema di 
protezione e di automazione della cabina primaria è riportato in Figura 60. CAPITOLO 3 




Figura 61 Sistema di protezione e controllo di una cabina primaria. 
 
Esso è caratterizzato dalla presenza di un apparato di controllo locale (ACL) che dialoga con le unità 
periferiche (UP) presenti per ogni dispositivo presente in cabina primaria; l’ACL svolge sia funzioni 
di automazione che di coordinamento delle protezioni. L’automazione in cabina secondaria segue lo 
schema di figura 62, ed è garantita dall’unità periferica la quale esegue il monitoraggio della presenza 
di  tensione  in  linea  e  di  sbarra  (in  figura  indicati  rispettivamente  con  RVL  e  RVS)  e  rileva  la 
condizione di guasto a valle della cabina [26]. 
 
Figura 62 Sistema di protezione e controllo di una cabina secondaria. 
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La  gestione  della  rete  di  distribuzione  italiana  avviene  tramite  sistema  centrale  di 
telecontrollo (detto STM) composto da alcuni centri operativi di esercizio che hanno giurisdizione sia 
sulle cabine primarie che sulle unità periferiche delle cabine secondarie, come riportato in figura 63.  
I  centri  operativi  comunicano  con  le  unità  periferiche  tramite  una  connessione  GSM,  mentre 
comunicano con la RTU della cabina primaria tramite protocollo TCP-IP; tramite queste connessioni 
essi hanno a disposizione lo stato istantaneo di connessione, con l’aggiornamento automatico degli 
organi di manovra telecontrollati e l’aggiornamento manuale degli organi non telecontrollati, eseguito 
dagli operatori stessi. 
 
 
Figura 63 Struttura del sistema di telecontrollo delle reti di distribuzione. 
 
L’operatore  del  centro  operativo  ha  la  possibilità  di  controllare  a  distanza  gli  organi  di 
manovra delle cabine secondarie e può provvedere manualmente alla selezione e all’isolamento del 
tronco  di  rete  guasto  e  successivamente  alla  rialimentazione  dei  tronchi  di  rete  sani.  Le  unità 
periferiche  consentono  al  centro  operativo  di  effettuare  in  telecomando  aperture  e  chiusure  degli 
organi di sezionamento in cabina 
secondaria, ma soprattutto permettono di selezionare il guasto autonomamente [27]. 
Una linea viene identificata come automatizzata qualora lungo la linea sia istallata almeno una cabina 
di sezionamento principale. Tali cabine sono del tutto simili a cabine secondarie di trasformazione, 
ma sono dotate di due apparecchiature specifiche: 
·  interruttore  di  manovra  e  sezionamento  motorizzato  (IMS):  dispositivo  di  manovra 
automatizzato con capacità di mantenimento dell’isolamento, se aperto e di chiusura della 
corrente  di  guasto.  Non  è  in  grado  invece  di  aprire  una  corrente  di  guasto,  funzione  di 
competenza dell’interruttore in cabina primaria; 
·  unità  periferica  di  automatismo:  dispositivo  con  le  funzioni  di  telecontrollo  della  cabina 
secondaria e di automazione locale degli IMS.  
Il numero delle cabine di sezionamento principale e, quindi, la scelta del numero di tronchi in cui 
suddividere la linea, deve considerare la probabilità di guasto della linea stessa e il numero di utenti 
alimentati. La scelta è il compromesso di due esigenze contrapposte: 
·  un numero ridotto di cabine di sezionamento principale riduce le manovre principali, ma 
aumenta la parte di clienti non rialimentati dopo le manovre principali e aumenta le manovre 
successive; 
·  un numero elevato di cabine di sezionamento principale aumenta le manovre principali, ma 
riduce la parte di clienti non rialimentatati dopo le manovre principali e riduce le manovre 
successive. 
 
La posizione della cabina di sezionamento è determinata in modo da ottenere una suddivisione 
della linea in tronchi il più possibile equivalenti per quanto riguarda il prodotto: 
 
n° guasti attesi * utenze connesse 
 
In Italia, in una direttrice di linea di media tensione, il numero di cabine di sezionamento va da un 
minimo di tre ad un massimo di cinque. Il numero delle cabine di sezionamento suddivide la rete in 
alcune porzioni che vengono chiamate abitualmente livelli. I livelli vengono indicati con un numero in CAPITOLO 3 
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ordine crescente dall’ultimo tronco di linea fino alla cabina primaria. In Figura 64 è riportata una linea 
di distribuzione con quattro livelli. 
 
E’  utile  sottolineare  che,  allo  stato  attuale,  nelle  reti  di  distribuzione  non  esiste  alcuna 
comunicazione tra l’interruttore in cabina primaria e le cabine di sezionamento principale. Queste 
ultime comandano la manovra degli IMS, attraverso l’unità principale, secondo regole prestabilite e 
comunicano al centro di controllo l’eventuale stato di blocco di un sezionatore tramite segnale GSM 
come già visto in Figura 63. 
 
 
Figura 64 Suddivisione in livelli della rete automatizzata. 
 
 
3.2.  DISPOSITIVI INSTALLATI NELLE CABINE DI 
SEZIONAMENTO PRINCIPALE 
 
Prima  di  analizzare  le  tecniche  impiegate  in  Italia  per  la  selezione  automatica  del  tronco  di 
guasto, analizziamo i dispositivi presenti nella cabine di sezionamento principale. Oltre ai componenti 
“classici”  presenti  in  cabina  di  trasformazione  secondaria  (trasformatore  MT/BT,  interruttore, 
trasformatori di misura, ecc.) sono installati: 
·  Interruttori di Manovra e di Sezionamento motorizzati (IMS); 
·  Unità Principale (UP); 
·  Rilevatore di Guasto Direzionale e di Assenza di Tensione (RGDAT) 
 
I primi due sono già stati descritti nel paragrafo precedente; l’ RGDAT è un dispositivo installato in  
corrispondenza degli stalli di linea MT, sia a neutro isolato che a neutro compensato, nelle cabine 
secondarie telecontrollate, al fine di rilevare la  presenza di guasti e la presenza/assenza di tensione in 
linea. Più precisamente esso deve essere in grado di misurare: 
·  le correnti di linea e la corrente omopolare; 
·  le tensioni di linea. 
Tramite le precedenti misure l’ RGDAT è in grado di segnalare all’unità principale i seguenti eventi: 
·  massima corrente di fase: passaggio di sovracorrenti di fase superiori ad una soglia fissa 
(tipicamente 500 A); 
·  rilevazione  direzionale  del  guasto  a  terra:  passaggio  di  correnti  residue  in  presenza  di 
tensione omopolare dovute a guasto singolo monofase; 
·  massima  corrente  omopolare:  passaggio  di  correnti  residue  in  presenza  di  tensione 
omopolare dovute a guasto doppio monofase; 
·  presenza di tensione in linea. 
 
L’inserzione dell’ RGDAT all’interno della cabina avviene nelle modalità evidenziate in Figura 65; in 
alcuni casi sono installate entrambe in entra-esce. 
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Figura 65 Schema di connessione dell’RGDAT 
 
Le caratteristiche elettriche che deve possedere l’ RGDAT devono essere coerenti con le 
grandezze e le tarature delle protezioni in cabina primaria, soprattutto con la massima resistenza di 
guasto riconoscibile. L’ RGDAT, dovendo rilevare guasti monofase sia nella condizione di neutro 
isolato che di neutro compensato, è caratterizzato da un settore di intervento “allargato” ovvero pari a 
195°, con angolo minimo di intervento12 di 60° e angolo massimo di intervento di 255°. 
 
Lungo la dorsale della rete di distribuzione si possono trovare inoltre il centri satellite e il recloser:  
·  Il Centro Satellite è un punto di smistamento dove converge una sola linea MT (Feeder) e 
dipartono più linee MT protette da interruttori. A seguito dello sviluppo della rete, se si 
rendesse  necessaria  l'installazione  di  trasformatori,  il  Centro  Satellite  evolve  in  Cabina 
Primaria. Il collegamento alla rete alimentante avviene tramite un interruttore non protetto; le 
linee uscenti sono equipaggiate con apparecchiature uguali a quelle di cabina primaria, le 
tarature delle stesse, invece, devono essere coordinate con le protezioni installate sul Feeder 
della CP collegata. 
·  Il Recloser è composto da un interruttore MT equipaggiato con TA e TV collegati ad una 
protezione simile (come caratteristiche e funzionamento) a quelle installate in CP. Il Recloser 
viene installato lungo la dorsale o in derivazione delle linee MT, con il limite di esercizio di 
uno solo in serie all’interruttore posto in CP; è collegato al sistema di telecontrollo tramite 
UP. Le protezioni di linea poste a monte del recloser sono impostate in modo che il loro 
funzionamento sia selettivo rispetto al recloser stesso [10] [11] [27]. 
 
3.3.  GENERALITA’ SULLA SELEZIONE DEL TRONCO GUASTO 
 
Nelle  cabine  secondarie  telecontrollate  mediante  Unità  Periferiche  (UP)  e  in  cui  sia  stata 
abilitata la funzione di automazione, gli organi di manovra automatizzati in caso di guasti lungo linea 
sono movimentati in apertura ed in chiusura dalla UP, secondo regole prestabilite. 
Al termine della sequenza automatica l’organo di manovra automatizzato che alimentava il tronco 
guasto viene aperto e tutti i tronchi di linea a monte vengono rialimentati automaticamente. La UP 
segnala  agli  operatori,  tramite  un  messaggio  spontaneo  di  “Blocco”,  l’organo  di  manovra 
automatizzato aperto che ha selezionato il guasto. 
 
Per l’applicazione delle tecniche automatiche di selezione del tronco guasto in cabina secondaria, 
è necessario installare, in corrispondenza dell’Interruttore di Manovra Sezionatore (IMS) motorizzato 
da  automatizzare,  un  Rilevatore  di  Guasto  e  di  Assenza  Tensione  (RG-DAT)  che  fornisca  le 
informazioni relative a: 
·  Passaggio corrente di guasto a terra (funzione 67); 
·  Passaggio corrente di corto circuito (funzione 51); 
·  Presenza/assenza tensione sulla linea su cui è installato (Funzione RVL). 
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In cabina Primaria, inoltre, è necessario aggiungere una ulteriore Richiusura Lenta (RL) al ciclo del 
Dispositivo di Richiusura Automatica (DRA) normalmente impiegato sulle linee non automatizzate 
(tale aggiunta è quella che permette la rialimentazione automatica dei tronchi sani a monte di quello 
guasto) e tarare opportunamente le soglie di intervento delle protezioni in testa linea. 
 
In particolare, nel caso di linee automatizzate, il ciclo di richiusura impostato sul DRA è il 
seguente: 
·  Linea in cavo: N°3 richiusure, 1a Rapida (0.4s), 2a Lenta (30s, TD1=5s) e ), 3a Lenta (70s o 
120s); 
·  Linea mista: N°4 richiusure, 1a Rapida (0.4s), 2a Lenta (30s, TD1=0s), 3a Lenta (70s o 120s, 
TD2=5s) e 4a Lenta (70s o 120s). 
I parametri TD1 e TD2, detti tempi di Discriminazione, implicano (se diversi da zero) uno scatto 
definitivo dell’interruttore nel caso il guasto si ripresenti entro TD dalla richiusura [10] [11] [27]. 
 
3.4.  TECNICA FRG 
 
La tecnica FRG (funzione a rivelatori di guasto) può essere impiegata su reti in cavo e miste 
sia a neutro isolato (NI) che a neutro compensato (NC). 
La UP movimenta solo gli IMS i cui RGDAT hanno rilevato il passaggio della corrente di guasto. 
In particolare si ha: 
•  al verificarsi di una mancanza di tensione (in conseguenza dello scatto interruttore in cabina 
Primaria) perdurante un tempo prestabilito, l’apertura degli IMS di Cabina Secondaria i cui 
RGDAT abbiano rilevato un guasto polifase (51) o monofase (67N); 
•  la chiusura in un ordine prestabilito degli IMS precedentemente aperti, quando in Cabina 
Secondaria si ripresenta la tensione per effetto di una chiusura dell'interruttore e/o dell'IMS 
immediatamente a monte; 
•  l’apertura e il posizionamento nello stato di "Blocco" di un IMS qualora questo, chiudendosi, 
produca lo scatto della linea e l’RG-DAT rilevi il verificarsi contemporaneo dei seguenti due 
eventi: 
o  mancanza  di  tensione,  entro  un  tempo  di  discriminazione  dalla  chiusura 
dell’IMS stesso; 
o  intervento della soglia di massima corrente o di terra dell’RG-DAT (passaggio 
della corrente di guasto); 
•  la segnalazione dell’evento all'operatore mediante un messaggio spontaneo da parte dell'UP il 
cui IMS è stato bloccato in apertura dagli automatismi; 
•  la temporizzazione degli eventi è effettuata dal DRA di Cabina Primaria che tipicamente 
agisce come nei diagrammi di figura 66 e figura 67, distinti a seconda che si tratti di una 
linea in cavo, mista, NI e NC, nell’ipotesi di guasto monofase a terra. 
 
Le figure fanno riferimento ad un guasto monofase; se il guasto è polifase il comportamento è 
analogo  con  la  sola  differenza  dei  tempi  di  intervento.  Il  tempo  di  intervento  in  prima  soglia  è 
funzione  della  corrente  nominale  della  linea,  mentre  i  tempi  in  seconda  e  terza  soglia  valgono 
rispettivamente 0,25s e 0s. CAPITOLO 3 









Figura 67 Neutro compensato – guasto monofase a terra automazione FRG [10]. 
 
In alcune linee di distribuzione sono installati, lungo la dorsale o nelle derivazioni, particolari 
dispositivi,  detti  recloser,  composti  da  un  interruttore  di  media  tensione  equipaggiato  con 
trasformatori di corrente e tensione collegati ad una protezione simile a quella istallata in cabina 
primaria.  In  una  dorsale  è  ammesso  un  solo  recloser  in  serie  con  l’interruttore  posto  in  cabina 
principale ed è connesso al sistema di telecontrollo tramite unità periferiche (Figura 63). L’azione del CAPITOLO 3 
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recloser è quella di “sostituire” l’interruttore di cabina primaria permettendo una più fitta suddivisione 
dei tronchi di linea, per cui effettua anch’esso il ciclo di richiusura a seguito di un guasto. 
 Nel  recloser  sono  installate  una  protezione  di  massima  corrente  a  due  soglie  e  una  protezione 
direzionale di terra, che sono selettive rispetto alle protezioni presenti in cabina primaria. 
 La presenza di un recloser lungo la linea modifica le sequenze di ricerca del tronco di guasto per la 
tecnica  FRG; le cabine di sezionamento principale, poste a  monte del recloser, riconosceranno il 
guasto, ma non dovranno intervenire nelle manovre di selezione in quanto la selettività permetterà 
l’apertura dell’interruttore del recloser. Ciò è possibile perché, non essendo mancata la tensione, le 
cabine a monte del recloser, dopo un tempo fissato (di norma 5s), cancellano la memorizzazione 
dell’intervento. 
Il recloser effettua tre richiusure: una rapida e due lente. Al termine delle richiusure, l’interruttore sarà 
chiuso  e  potrà  alimentare  gli  utenti,  se  il  guasto  è  avvenuto  a  valle  della  prima  cabina  di 
sezionamento;  sarà  invece  aperto,  se  il  guasto  è  avvenuto  tra  il  recloser  e  la  prima  cabina  di 
sezionamento.  Se  l’interruttore  è  in  posizione  aperta  al  termine  della  sequenza,  l’unità  periferica 
corrispondente invierà un messaggio spontaneo al centro operativo [10] [11] [27]. 
 
3.5.  TECNICA FNC 
 
La tecnica FNC (funzione neutro compensato) contrariamente alla tecnica FRG, può essere 
impiegata  solamente  per  le  reti  a  neutro  compensato  e  comporta  sequenze  di  manovra  diverse  a 
seconda della tipologia di guasto; qualora ,per un qualsiasi motivo, si passi anche temporaneamente a 
neutro isolato la procedura commuta automaticamente nel modo FRG. 
In  funzione  del  segnale  che  l’  RGDAT  invia  all’unità  principale  vengono  svolte  le  seguenti 
operazioni: 
 
·  Guasto monofase a terra: 
 
Nel caso di guasto monofase a terra, nell’ipotesi che esso non evolva in un guasto polifase, si ha 
l’apertura degli IMS i cui rilevatori di guasto ne “sentano” la presenza per un tempo prestabilito. I 
tempi di ritardo dell’’intervento sono stabiliti in funzione della posizione della cabina secondaria 
lungo la linea, in modo che, tra gli IMS i cui RGDAT rilevano il guasto, si apra solamente quello 
più lontano dalla cabina primaria. Attraverso questa procedura l’interruttore in cabina primaria 
rimane chiuso per tutta la durata della selezione del guasto, per cui la porzione di rete a monte del 
guasto rimane sempre alimentata. Se il guasto è nella prima sezione di rete (ovvero il livello più 
alto)  si  ha  lo  scatto  dell’interruttore,  dopo  un  ritardo  dovuto  all’attesa  delle  operazioni  di 
selezione, con lo svolgimento del ciclo di richiusura. Analogamente alla tecnica FRG, l’IMS che 
ha isolato il guasto invia un segnale e rimane aperto fino all’intervento manuale dell’operatore. In 
Figura 68 è riportato lo stato dell’interruttore di cabina primaria. 
Questa modalità di intervento è possibile solamente per reti a neutro compensato essenzialmente 
per due motivi: il primo è la possibilità di lasciare la rete in regime di guasto per un tempo 
relativamente lungo (nel peggiore dei casi per circa 20 s) data la bassa corrente di guasto effetto 
della presenza della bobina di Petersen; il secondo motivo sta nella capacità da parte degli IMS di 
aprire la corrente di guasto che risulta 
piccola.  Il  difetto  di  questa  tecnica  sta  nel  sottoporre  la  bobina  di  Petersen  ad  un  maggiore 
riscaldamento visto il tempo per cui la corrente di guasto è lasciata scorrere. 
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Figura 68 Stato dell’interruttore di linea per guasto monofase sul quarto livello su rete a neutro compensato con 
automazione FNC [10] 
·  Guasto polifase: 
 
Nel  caso  di  guasto  polifase  o  di  guasto  monofase  a  terra  che  evolve  in  guasto  polifase,  la 
sequenza FNC è essenzialmente uguale alla tecnica FRG. Si ha quindi la sequenza di manovra di 
selezione del guasto all’interno della sequenza di richiusura. In questo caso  valgono i tempi 
caratteristici delle protezioni di massima corrente [10] [11] [27]. 
 
 
3.6.  RIALIMENTAZIONE DEI TRONCHI SANI A VALLE 
 
La rialimentazione dei tronchi sani a valle di quello guasto è sempre a cura dell’operatore del 
CO (Centro Operativo), sia nelle procedure manuali sia in quelle automatiche.  
Nel caso di selezione automatica del guasto si ha che: 
·  il tronco a monte del guasto viene rialimentato attraverso l’ultima richiusura memorizzata 
dell'interruttore di CP (in FRG per tutte le tipologie di guasto – in FNC solo per guasti 
polifase) o resta sempre alimentato (in FNC e presenza di guasto monofase a valle); 
·  al centro viene segnalato lo stato di aperto dell’IMS immediatamente a monte del guasto 
(Spontanea da UP), oppure lo scatto definitivo dell'interruttore in CP della linea per guasto 
sul primo tronco; 
·  l’operatore provvede ad inviare i telecomandi per isolare il tronco guasto e controalimentare 
la parte sana a valle. Successivamente, solo se necessario (durata prolungata fuori assetto 
normale),  l'operatore  cambierà  la  direzione  degli  RGDAT  previa  esclusione  degli 
automatismi in corrispondenza degli IMS delle CS controalimentate.  
 
I nodi automatizzati gestiti con UP in caso di controalimentazione devono essere posti in assenza di 
automazione: 
·  Nodi con soli IMS: esclusione automatismo mediante telecomando; 
·  Nodi con Recloser: esclusione DRA mediante telecomando [10] [11] [27] [28]. 
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3.7.  PROBLEMATICHE INTRODOTTE DALLA GD SUL SISTEMA DI 
AUTOMAZIONE DELLA RETE DI DISTRIBUZIONE 
 
  Il sistema di protezione e automazione visto finora è stato concepito e funziona correttamente 
con reti fondamentalmente passive. Infatti con una rete passiva e radiale la presenza/assenza dà un 
segnale  per il corretto funzionamento delle manovre automatiche. 
Si è già esposto, al capitolo 2.4, il contributo che la presenza di GD comporta sui livelli delle correnti 
di cortocircuito. 
L’innalzamento e l’inversione del flusso di tali correnti possono provocare malfunzionamenti o il 
mancato funzionamento nelle sequenze di individuazione del guasto. 
 
Scatti intempestivi delle protezioni di massima corrente per guasto polifase 
 
  Se  il  contributo  alla  corrente  di  cortocircuito  supera  la  soglia  di  riconoscimento  dei 
dispositivi  di  rilevazione  del  guasto,  tipicamente  fissata  a  500A,  si  ha  il  consenso  all’apertura 
automatica degli IMS, anche se il guasto è localizzato su una linea diversa data la non direzionalità dei 
rilevatori. Ciò avviene qualora intervengano delle protezioni a monte dei suddetti IMS (Protezioni in 
CP), per cui si ha la mancanza di tensione. 
L’assenza di tensione può essere assoluta, cioè la GD è sconnessa dalla rete e l’interruttore in cabina 
primaria  è  aperto,  oppure  la  presenza  di  generazione  distribuita  non  è  sufficiente  a  sostenere  la 
tensione di linea sopra la soglia impostata sull’ RGDAT. Lo scatto intempestivo delle protezioni di 
massima corrente poste ad inizio linea in cabina primaria a cui è allacciata la GD per guasti su altre 
linee, provoca le seguenti conseguenze per gli utenti connessi alla rete di distribuzione: 
 
·  se le unità di generazione si sconnettono durante il tempo di attesa alla richiusura rapida, gli 
utenti connessi rimangono privi di alimentazione per un minimo di 500ms
7; 
·  se le unità di generazione non si sconnettono completamente durante il tempo di attesa alla 
richiusura rapida e se la tensione scende sotto soglia, si può avviare inavvertitamente il ciclo 
di automazione, con una durata dell’interruzione variabile dai 30 ai 170 secondi; 
·  se le unità di generazione non si sconnettono completamente durante il tempo di attesa alla 
richiusura rapida e se la tensione è superiore alla soglia, il ciclo di richiusura può fallire (i 
rilevatori percepiscono il guasto ma non l’assenza di tensione) lasciando in isola alcune parti 




  Il caso di guasto monofase ci permette di distinguere i comportamenti delle due tecniche per 
la presenza di GD; per la tecnica FRG il comportamento è analogo a quello precedentemente descritto 
per i guasti polifase, ovvero se la GD non si disconnette durante il tempo di attesa alla richiusura 
rapida, le cabine secondarie non rilevano la mancanza di tensione per cui non avviano il ciclo di 
automazione. Per la tecnica FNC invece non è richiesta l’assenza di tensione per l’apertura dell’IMS, 
ma solamente la segnalazione di guasto a terra a valle degli IMS stessi; questa condizione implica che 
la  GD  debba  necessariamente  disconnettersi  solo  se  localizzata  a  valle  dell’IMS  che  si  apre  per 
selezionare il tronco guasto [29]. 
 
Funzionamento in isola e richiusure fuori sincronismo 
 
  A seguito di un guasto, per l’intervento corretto o meno delle protezioni, alcune parti di rete 
sono disconnesse dalla sorgente principale di alimentazione; qualora sia connessa GD alla rete che è 
stata staccata , si viene a creare un’ isola non intenzionale. In molti casi il funzionamento in isola non 
è desiderabile per vari motivi, tra i quali: 
·  il gestore di rete non è in grado di garantire la qualità del servizio all’interno dell’isola in 
quanto frequenza e livello di tensione dipendono solamente dal grado di penetrazione di GD; 
                                                 
7 500ms è la somma del tempo di taratura della seconda soglia della protezione di massima corrente o della protezione 
direzionale pari a 100ms e al tempo di attesa alla richiusura rapida 400ms. CAPITOLO 3 
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·  si riscontrano difficoltà di richiusura delle parti in isola, soprattutto nel caso di richiusura 
automatica per la possibilità di richiusure non sincrone; 
·  si creano condizioni di mancata sicurezza per le persone derivanti dalla contro alimentazione 
della linea disalimentata. 
 
  Per quanto riguarda la GD gestita nell’attuale assetto delle reti di distribuzione, la norma CEI 
0-16 contempla la possibilità di isola indesiderata in due punti [21]: 
 
·  Par. 8.7.1: qualora sia connessa una quota di GD molto significativa e tale da comportare una 
inversione del transito di potenza nella cabina primaria, è necessario equipaggiare la stessa 
cabina e le linee AT ad essa afferenti con opportuni dispositivi di protezione e controllo che 
consentano un esercizio sicuro della rete quale rete “attiva”. 
Visti  i  recenti  mutamenti  nello  scenario  AT,  in  cui  Terna  è  diventato  l’operatore 
preponderante dopo l’acquisto della rete AT dell’Enel, dovranno essere redatti dei criteri 
oggettivi  per  l’applicazione  di  tale  punto,  da  stabilire  in  sede  CEI  e  sottoporre 
all’approvazione di AEEG.  
La  filosofia  generale definita, seppure non completamente, nella  CEI 0-16 e nella futura 
norma sulle connessioni BT dovrebbe, ovviamente, essere mantenuta. Inoltre, sarebbe assai 
opportuno evitare vistose differenze di trattamento (in termini di costi di impianto, tempi e 
difficoltà di realizzazione, iter autorizzativi, etc) fra gli allacciamenti degli impianti di GD 
alla rete AT ed alla MT, al fine di evitare il frazionamento “fittizio” di impianti “grandi” in 
più impianti “piccoli” da connettere a CP dedicate esclusivamente alla raccolta della GD 
complessiva. 
 
·  Par.  8.7.5.1:  è  prescritta  una  protezione  contro  la  perdita  di  rete,  da  concordare  tra 
distributore e l’utente in funzione delle caratteristiche della rete di distribuzione. È altresì 
prescritta l’installazione a cura dell’utente di un sistema di telescatto che garantisca l’apertura 
del dispositivo di interfaccia in presenza di mancati interventi delle protezioni associate al 
SPI. Tale sistema, ovviamente, prevede un opportuno vettore di comunicazione. Solo qualora 
l’utente  sia  connesso  a  una  linea  MT  in  antenna,  in  alternativa  al  telescatto  può  essere 
realizzata una logica nella cabina primaria del distributore da cui parte la linea MT, in grado 
di fare aprire l’interruttore in testa alla linea al verificarsi di determinate condizioni, anche in 
assenza di intervento delle protezioni del distributore che agiscono sull’interruttore di linea. 
Sia il telescatto che la logica CP vengono considerate protezioni contro la perdita di rete. 
 
  Il funzionamento in isola per un tempo lungo (si parla di funzionamento in isola quando 
questo  dura  più  di  cinque  secondi)  resta  comunque  un  caso  raro,  mentre  è  molto  più  diffuso  il 
funzionamento  per  il  breve  periodo.  Per  evitare  la  formazione  di  isole  non  intenzionali  risulta 
essenziale la presenza di una protezione apposita detta protezione anti-islanding che può essere di tipo 
passivo  od  attivo.  Le  protezioni  antiislanding  passive  consistono  nel  monitoraggio  di  variabili 
elettriche della rete e sono ad esempio relè di massima/minima tensione, massima/minima frequenza, 
massima tensione omopolare ecc.. Le protezioni anti-islanding attive, invece, emettono alcuni disturbi 
in rete valutandone la risposta,. alcuni esempi del principio di funzionamento possono essere la misura 
dell’impedenza dell’alimentazione, il metodo AFD (Active Frequency Drift), le protezioni adattive e 
così via che sono allo stato attuale in fase di studio ([30] [31] [32] [33]). 
Una volta estinto il guasto nella rete, si dovrà essere in grado di ripristinarne la struttura originale; ciò 
avviene  tramite  le  richiusure  automatiche,  ovvero  sistemi  in  grado  di  richiudere  l’interruttore  di 
partenza della linea MT a seguito di un’apertura su guasto, ma che sono concepite nella visione di una 
rete  sottesa  puramente  passiva.  In  questo  caso,  infatti,  a  seguito  di  un  guasto  le  utenze  sono 
rialimentate e percepiscono soltanto un’interruzione transitoria per il tempo necessario alla richiusura.  
Con la presenza di GD lungo le linee MT bisogna evitare che la richiusura avvenga quando lungo la 
linea  sono  ancora  connessi  generatori;  in  questo  caso  si  avrebbe  un  parallelo  pericoloso  per  le 
macchine. 
La  richiusura  di  un  isola  alla  sorgente  di  alimentazione  deve  rispettare  vincoli  di  tensione  ma 
soprattutto  di  frequenza,  per  cui,  per  evitare  richiusure  non  sincronizzate,  si  dovranno  prevedere 
apparecchiature (dette sync-check) in grado di assicurare il sincronismo. Queste apparecchiature sono 
essenziali al corretto funzionamento delle protezioni anti-islanding [34]. CAPITOLO 3 
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La  richiusura  fuori  sincronismo  è  potenzialmente  pericolosa  anche  per  la  stabilità  dei  generatori 
connessi alla rete. Infatti, quando la GD agisce in isola la differenza tra la fase dei fasori della rete e 
dell’isola subisce un notevole incremento; se la protezione anti-islanding non riconosce la condizione 
anomala  ed  avviene  la  richiusura,  i  generatori  vengono  connessi  ad  una  rete  fuori  sincronismo 
causando un aumento rilevante della coppia applicata al rotore [35]. 
 
  Riassumendo  si  può  sostenere  che,  al  fine  di  assicurare  il  corretto  funzionamento  della 
richiusura automatica e delle tecniche di individuazione del tronco di guasto e per evitare richiusure 
fuori sincronismo, la GD lungo la linea deve essere sconnessa dalla rete prima della richiusura rapida, 
attraverso un appropriato Sistema di Protezione di Interfaccia. 
Le modalità operative con cui tale disconnessione deve avere luogo sono dettate dalle regole tecniche 
di connessione alle reti di distribuzione, in particolare, per le reti MT sono codificate nella norma CEI 
0-16. 
Per quanto riguarda il mancato intervento, prove in campo e simulazioni al calcolatore mostrano che è 
necessario  uno  squilibrio  a  gradino  (dovuto  ad  es.  all’apertura  di  un  organo  di  manovra  del 
distributore) di apprezzabile valore (funzione del generatore e della fonte di energia che lo alimenta), 
anche  oltre  il  20%  della  potenza  generata,  per  assicurare  il  sicuro  intervento  del  SPI,  che  deve 
avvenire, inoltre, in tempi compatibili con la richiusura rapida da parte dell’organo di manovra del 
distributore  a  inizio  linea  per  assicurare  l’eventuale  estinzione  del  guasto  ed  evitare  danni  al 
generatore.  
Inoltre, l’attuale SPI, basato come già detto sul rilievo locale di tensione e frequenza, in occasione di 
significativi transitori di frequenza sulla rete di alta tensione, disconnette la GD collegata alla rete di 
distribuzione, che quindi non partecipa al contrasto della perturbazione in atto sul sistema, bensì ne 
aggrava  l’entità,  disconnettendosi  in  tempi  brevissimi,  e  causando  problemi  alla  sicurezza  del 
complessivo sistema nazionale. 
In  assenza  di  sistemi  di  comunicazione  tra  CP  e  GD,  le  informazioni  di  cui  dispongono  i  relè 
d’interfaccia  sono  esclusivamente  locali,  basate  su  misure  di  tensione  e  frequenza  ai  morsetti 
dell’impianto. 
Con penetrazione della GD sempre più consistente, è facile intuire come le logiche attualmente in uso 
rendano il sistema elettrico molto meno sicuro in caso di fenomeni di sotto-frequenza simili a quelli 
accaduti in passato. 
Ne risulta, quindi, come sia necessario migliorare la gestione delle protezioni elettriche destinate alla 
separazione della GD dalla rete, per evitare fenomeni che possano mettere a repentaglio la sicurezza 
del sistema elettrico o la sua stabilità, pur garantendo il distacco della GD quando effettivamente 
necessario. 
Un  simile  miglioramento  è  possibile  solo  per  mezzo  di  opportuni  sistemi  di  comunicazione:  in 
prospettiva è poi possibile immaginare di estendere l’utilizzo di tali sistemi di comunicazione allo 
scopo di migliorare gli odierni standard di qualità del servizio elettrico (regolazione di tensione e 
frequenza), oltre che fornire ulteriori servizi. 
 
La disponibilità di un sistema di comunicazione consentirebbe, quindi, di superare le limitazioni delle 
attuali logiche di anti-islanding. Implementando un intertrip tra CP e GD verrebbe infatti a decadere 
l’esigenza di soglie di intervento molto strette (49,7-50,3 Hz). Tale logica richiederebbe un segnale 
ciclico scambiato tra CP e GD al fine di informare il relè del DDI (SPI) della presenza del link do 
comunicazione. In caso esso venisse a mancare, il relè dovrebbe infatti tornare ad operare con le 
informazioni locali. 
 
La cadenza con cui scambiare il segnale di presenza rete deve essere tale da permettere il cambio delle 
regolazioni con adeguata rapidità in caso di caduta del link di comunicazione e, al contempo non 
appesantire eccessivamente il traffico di rete (si prospettano cicli dell’ordine del secondo o di qualche 
secondo). Oltre alle soglie diversificate di frequenza e tensione, è possibile implementare una logica 
di controllo master-slave, nella quale il relè di protezione di linea posto in CP funziona ma master 
mentre il SPI della GD assolve la funzione di slave (valido nell’ipotesi di rete nel solo assetto radiale). 
Inoltre, il Sistema di Protezione di Interfaccia è stato ulteriormente evoluto nel tempo, infatti, è stato 
esplicitamente previsto un relè di ingresso dedicato ad un segnale di telescatto, da attuare senza ritardo 
intenzionale, mentre il segnale di presenza rete, su ingresso parimenti dedicato, non determina la 
commutazione da un set di regolazioni ad un altro ma abilita, in assenza del segnale stesso, il set di 
regolazioni maggiormente restrittivo. CAPITOLO 3 





Figura 69 Schema a blocchi logica SPI 
 
Il comportamento e le regolazioni dell’SPI sono coerenti con quanto si vorrebbe richiedere ai gruppi 
di generazione in termini di Voltage Ride Through  Capability. 
Va sottolineato infine che l’efficacia di un sistema di protezione non è assoluta ma è sempre relativa 
alle modalità di esercizio della rete. I metodi attivi, implementati solo in presenza di GD connessa 
tramite  inverter,  sono  possibili  e  se  standardizzati  potrebbero  anche  essere  efficaci,  ma  tranne  in 
situazioni  casuali  e  non  prevedibili,  in  cui  non  sono  in  grado  di  agire  nei  tempi  previsti  per  la 
richiusura rapida in Italia (distacco della GD entro 300-500ms dalla mancanza di rete). 
In molti paesi europei la richiusura ha cicli assai diversi, con tempi di attesa dell’ordine di 5 secondi o 
più, per cui questi sistemi, perfettamente funzionanti con tali tempistiche, potrebbero, al massimo, 
svolgere una funzione di back up sulle reti italiane [3]. 
 
 
3.8.  NUOVI DIDPOSITIVI PAER LA SELEZIONE AUTOMATICA 
DEL TRONCO GUASTO NELLE RETI DI DISTRIBUZIONE 
 
 
Nel  contesto  italiano,  l’integrazione  di  significative  quote  di  GD  deve  essere  compatibile  con  il 
mantenimento (ove possibile, con il continuo miglioramento) dei parametri di qualità del servizio. 
Per tale motivo, il Progetto, presentato dall’Istanza del trattamento incentivante  smart grids redatto 
dall’Enel  Distribuzione  S.p.A.  presenta  ulteriori  evoluzioni  delle  logiche  di 
protezione/automazione/gestione finalizzate in prima battuta all’esercizio di reti attive, ma comunque 
concepite nella prospettiva di ulteriori miglioramenti dei livelli di qualità attuali. 
I  Progetto  rappresenta,  quindi,  una  dimostrazione  in  campo  di  smart  grid  ed  è  finalizzato  alla 
ristrutturazione di una specifica rete elettrica
8 attraverso tecnologie innovative che consentano, una 
volta  implementate,  una  gestione  attiva  della  rete,  con  particolare  attenzione  alle  esigenze  di 
standardizzazione e unificazione nonché alla minimizzazione dei costi, coinvolgendo gli utenti attivi 
ad essa collegati nell’ottica di sviluppare un prototipo di smart grid basato sull’uso di tecnologie di 
comunicazione. 
Tali tecnologie, spesso citate sotto l’acronimo di ICT, ad oggi rappresentano l’unico approccio in 
grado  di  risolvere  i  nuovi  problemi  delle  reti  di  energia:  solo  un  uso  intelligente  dei  sistemi  di 
comunicazione  permette  infatti  di  superare  le  attuali  limitazioni  e  rende  possibile  un  reale  e 
significativo  aumento  del  contributo  di  GD  mantenendo  alto  il  livello  di  sicurezza  e  affidabilità 
dell’intero sistema, nonché di qualità del servizio reso all’utenza. 
 
                                                 
8 Le innovazioni tecnologiche inserite sul lato AT della Cabina Primaria risultano positive per la rete sottesa a entrambe le 
semisbarre. Ciò nonostante, poiché gran parte delle applicazioni in campo (soprattutto verso gli utenti attivi) riguardano una 
sola semisbarra di CP, da qui in poi, per rete elettrica si intende l’insieme di linee MT sottese a una semisbarra di Cabina 
Primaria. CAPITOLO 3 
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Nello scenario attuale, e nella prospettiva di un apporto significativo da GD senza modifiche alla rete 
di distribuzione MT, i problemi di gestione, protezione e automazione legati alla PI hanno pesanti 
ripercussioni sia a livello locale (linee MT) sia a livello di sistema (aumento del rischio di blackout). 
In altre parole, le scarse prestazioni della PI rappresentano un vincolo ulteriore, e più stringente, per la 
potenza attiva installabile su una rete MT. 
Il superamento di tali problemi è un passo imprescindibile per sfruttare appieno la hosting capacity 
delle reti attuali. Si sottolinea che un simile pieno sfruttamento ha una valenza sistemica ed economica 
di grandissima importanza: sarebbe in tale modo consentito l’impiego per nuove finalità (connessione 
di GD) di infrastrutture esistenti  
Inoltre,  come  sopra  discusso,  il  parametro  che  prevalentemente  determina  i  limiti  sulla  hosting 
capacity della rete è costituito dalle variazioni lente di tensione, su cui pure il Progetto è focalizzato. 
 
Con  questa  soluzione  si  arriva  ad  una  modalità  di  gestione  attiva  della  rete  di  distribuzione 
impiegando sistemi di comunicazione e controllo, in grado di trasferire dalla CP opportuni segnali ai 
singoli  generatori,  così  da  consentirne  una  reale  integrazione  nella  rete  di  distribuzione  e,  più  in 
ampio, nel sistema. 
Il sistema di comunicazione tra la CP e ciascun utente attivo (Unità GD, UGD nel seguito) consente:  
·  la sicura disconnessione del generatore solo in caso di situazioni realmente critiche per la rete 
MT;  
·  la conoscenza in tempo reale, e la eventuale regolazione delle iniezioni del generatore. 
 
Il sistema di comunicazione implementato nel Progetto (e che ne costituisce, in generale, la tecnologia 
abilitante) permetterà poi consistenti  vantaggi e  ulteriori  innovazioni per la  gestione  della rete di 
distribuzione in generale, anche con riferimento a problemi non direttamente connessi con la presenza 
di GD.  
Si avranno infatti notevoli vantaggi nella gestione dei guasti (esercizio non ordinario), con l’obiettivo 
di migliorare la continuità del servizio, facendo uso di selettività logica estesa agli impianti dei clienti 
finali. 
 
Le funzioni da realizzare mediante l’implementazione del Progetto sono:  
 
·  gestione  dei  guasti  (esercizio  non  ordinario),  con  l’obiettivo  di  prevenire  fenomeni 
indesiderati (es. isola non intenzionale) e di migliorare la continuità del servizio, mediante 
selettività logica tra le SPG degli utenti (sia URP, sia UGD) e gli RGDM, con interblocco 
logico,  e  conseguente  apertura  e  richiusura  automatica  per  gli  interruttori  DY800  lungo 
linea;  
·  incremento dell’affidabilità del SPI mediante telescatto con logica fail-safe;  
·  regolazione  innovativa  della  tensione  MT,  mediante  modulazione  della  potenza  reattiva 
immessa da parte di ciascuna unità GD (UGD), con l’obiettivo di incrementare la raccolta di 
GD, di migliorare la qualità della tensione e l’efficienza della rete di distribuzione MT;  
·  limitazione/modulazione in emergenza della potenza attiva immessa da parte di ciascuna 
unità GD (UGD);  
·  monitoraggio/controllo delle iniezioni da GD per fornire dati differenziati (GD; carico) e 
possibilità  di  regolazione  a  TERNA,  con  scambio  di  segnali/comandi  verso/da  TERNA, 
finalizzati a un migliore controllo della rete di trasmissione;  
·  interazione con TERNA ai fini dell’abilitazione al funzionamento attivo del lato AT della 
CP, per consentire la gestione dei flussi di energia anche in risalita;  
·  regolazione della potenza attiva e reattiva, nonché ottimizzazione dei cicli di ricarica della 
stazione di ricarica innovativa, comprendente il dispositivo di storage;  
·  8) abilitazione di strategie di demand response e responsabilizzazione dell’utenza (Clienti 
Finali BT) mediante l’impiego di un sistema Smart Info.  
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Le necessità di superare le modalità attuali di gestione della rete elettrica sono affrontate mediante 




Selettività logica lungo linea e segnali di blocco RGDM 
 
La  funzione  innovativa  più  importante  legata  all’implementazione  della  sottostazione  estesa  è 
costituita dalla selettività logica lungo linea. Tale funzione ha l’obiettivo di isolare la porzione di rete 
affetta  da  guasto  evitando  lo  scatto  dell’interruttore  MT  in  testa  linea,  anche  nel  caso  di  guasti 
(cortocircuiti) ad elevata corrente. 
L’attuale sistema in esercizio prevede la presenza di un interruttore in cabina primaria gestito da un 
relè (attualmente, i più recenti sono conformi alla ST DV 901 A2 NCI), con funzioni di rilevazione di 
sovracorrenti con modalità non direzionale (50-51) e di guasti monofase a terra e doppi monofase con 
modalità direzionale (67 N). Su linee MT automatizzate l’azione del relè (detto nel seguito SPL, 
Sistema  di  Protezione  di  Linea)  è  coordinata,  dal  punto  di  vista  della  individuazione  dei  guasti 
(modalità e sensibilità), con quella dei fault detector (RGDAT, dispositivi rivelatori di guasto e di 
assenza tensione) installati lungo linea (sia nelle Cabine Secondarie, CS, sia nelle Cabine di Consegna 
verso l’utente, CCO). Dal punto di vista della selezione del tronco guasto, il dispositivo di richiusura 
automatica (DRA) dell’interruttore MT in testa linea agisce insieme alle logiche integrate nelle  Unità 
di  Trasmissione  Remota  (RTU)  lungo  linea  che  utilizzano  le  segnalazioni  degli  RGDAT  per 
individuare la posizione del guasto. 
Per quanto riguarda la gestione dei cortocircuiti (prot. 51), la procedura attuale prevede lo scatto 
dell’interruttore  di  linea  MT  e  la  selezione  del  tronco  guasto  attraverso  successive  richiusure  e 
manovre automatiche lungo linea operate dalle RTU di cabina secondaria. 
A  differenza  di  quanto  accade  nel  caso  di  guasti  monofase  a  terra,  tale  procedura  implica 
necessariamente lo scatto dell’interruttore MT in testa linea in quanto gli organi di manovra nelle 
cabine  secondarie  (sezionatori  sotto  carico  detti  IMS)  non  permettono  l’apertura  delle  correnti  di 
cortocircuito. 
L’introduzione  degli  interruttori  DY800  lungo  linea,  in  corso  su  molte  linee  MT,  migliora  la 
situazione, poiché è possibile coordinare l’intervento del DY800 con quello dell’interruttore di cabina 
primaria, evitando lo scatto di quest’ultimo nel caso di guasto 51 a valle del DY800. 
Tuttavia, poiché il coordinamento tra le due protezioni è di tipo cronometrico, esistono limitazioni al 
tempo  massimo  di  mantenimento  del  guasto  (limite  dovuto  all’integrale  di  Joule  per i  conduttori 
adottati) e, pertanto, è possibile utilizzare al più un solo DY800 a centro linea.  
Al fine di consentire l’incremento delle prestazioni, quindi, si sostituiscono gli IMS presenti lungo 
linea  con  interruttori  DY800  equipaggiati  con  fault  detector  dotati  di  capacità  di  comunicazione 
(RGDM, dispositivi rivelatori di guasto direzionale e di misura). Tale relè innovativo risulta derivato 
da dispositivi RGDAT attualmente in servizio, grazie all’implementazione di funzioni di misura e 
sistema di comunicazione ,inoltre rilevando la direzionalità del flusso di potenza non è più soggetto a 
scatti per guasti su linee adiacenti. 
La funzione selettività logica in caso di linea passiva, in presenza di guasto polifase (Figura 67) opera 
nel  modo  seguente:  gli  RGDM  a  monte  del  guasto  rilevando  la  presenza  del  guasto,  inviano  un 
messaggio di inibizione a tutti gli RGDM a monte e al SPL. L’RGDM che non riceve il messaggio di 
inibizione entro un tempo prefissato comanda l’apertura dell’interruttore DY800 cui è associato.  
In  tal  modo  l’isolamento  del  tronco  guasto  avviene  con  una  sola  manovra,  senza  lo  scatto 
dell’interruttore in testa linea (a meno dei casi di guasto sul 1° tronco), senza allungare i tempi di 
permanenza del cortocircuito e permettendo l’inserimento di più DY800 in serie lungo linea, con un 
vantaggio decisivo per la qualità del servizio percepita dagli utenti sottesi alla linea medesima.  
L’aspetto critico di tale funzione è legato all’affidabilità del sistema di comunicazione: qualora un 
RGDM non riesca a comunicare con gli altri apparati di linea, percepisce il guasto, ma non potendo 
inviare né ricevere il segnale di inibizione, lavorerà in “configurazione locale” con le logiche attuali 
(Backup). 
                                                 
9 Per sottostazione estesa si intende una estensione della visione del sistema di supervisione e protezione (concetto oggi già 
applicato, nel paradigma disegnato dal protocollo IEC 61850, alla sola cabina primaria) anche ad automi remoti (utenze attive, 
utenze passive) lungo le linee di distribuzione MT. CAPITOLO 3 
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In  realtà,  solo  un  certo  numero  di  CS/CCO  sarà  abilitato  al  funzionamento  in  automazione  con 





Figura 70 Selettività logica per linea pasiva 
 
La  nuova  configurazione,  sovrapposta  all’attuale,  permette  inoltre  di  selezionare  anche  i  guasti 
nell’impianto di un utente (sia attivo che passivo), Figura 68. E’ prevista, infatti, l’installazione presso 
gli utenti di SPG di tipo innovativo (rispetto agli attuali presenti in commercio), dotati anch’essi di 
capacità di comunicazione. In caso di rilevazione di guasto all’interno dell’impianto utente, il DG 
invia  all’RGDM  della  CCO  cui  è  sotteso  il  messaggio  di  inibizione  all’apertura  e  l’RGDM 
distribuisce l’informazione a tutti i suoi omologhi a monte, nonché al SPL. Tale innovazione permette 
di realizzare selettività anche rispetto ai guasti degli utenti, aumentando l’affidabilità e la disponibilità 
dell’intera linea gestita secondo questa funzione.  
Le conseguenze di questa innovazione, in termini di riduzione del numero di interruzioni per utente 
MT e BT, sono evidenti. 
Inoltre, il tempo di eliminazione del guasto/cortocircuito (tF) sarà il medesimo su tutta la rete MT, 
indipendentemente dal numero di interruttori in serie (necessari in luogo degli IMS per poter aprire le 
correnti di cortocircuito). Tale tempo sarà leggermente più elevato dell’attuale (tF ≤200 ms contro i 
120 ms di oggi). Il tF in caso di guasto monofase, invece, risulterebbe minore dell’attuale (che, nel 




Figura 71 Selettività logica all’interno dell’impianto utente 
 
L’insieme delle predette apparecchiature è finalizzato anche a superare gli attuali problemi di gestione 
della GD. 
Infatti, la nuova strategia protettiva migliorerà le prestazioni della rete MT, garantendo l’affidabilità 
nel distacco o nel mantenimento in linea della GD, con evidenti benefici locali (per la rete MT) e 
globali (per l’intero sistema elettrico nazionale). CAPITOLO 3 
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L’innovazione data dall’introduzione del sistema di comunicazione e dell’RGDM associato a DY800 
permette  poi  di  effettuare  la  procedura  di  richiusura  direttamente  dall’organo  di  manovra  che  ha 
isolato  il  tronco  guasto,  evitando  perturbazioni  sul  tratto  sano  a  monte.  Una  simile  procedura 
innovativa,  essenziale  ai  fini  del  miglioramento  ulteriore  della  qualità  del  servizio,  è  denominata 
“Richiusura Automatica Lungo Linea” (RALL) [36][37]. 
 
 
Figura 72 Richiusura automatica lungo linea (RALL). 
 
Funzionamento innovativo dell’SPI: Telescatto 
 
Sviluppo interessante della funzione di selettività logica è quello legato alla presenza di utenti attivi 
(UGD) lungo linea. In caso di guasto, infatti, gli RGDM operano secondo la funzione selettività logica 
descritta sopra: inviano a tutti gli RGDM a monte il messaggio di blocco. Nel caso di funzionamento 
corretto  del  sistema  di  comunicazione  l’RGDM  immediatamente  a  monte  del  guasto  comanda 
l’apertura dell’interruttore corrispondente. La funzione aggiuntiva nel caso di presenza di UGD lungo 
linea è l‟invio da parte di RGDM alle protezioni di interfaccia (SPI) dei produttori a valle, tramite i 




Figura 73Selettività logica su linea attiva 
Anche gli SPI, in caso di assenza di comunicazione, operano su regolazioni locali, sfruttando le attuali 
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Analogamente, in caso di guasto all’interno dell’impianto di utente si evita di perdere la generazione 




Figura 74 Selettività logica e telescatto all'interno dell'impianto utente 
 
Il  sistema  proposto  opera  in  modalità  fail-safe:  il  Sistema  di  Protezione  di  Interfaccia  (SPI,  che 
equipaggia ciascuna UGD) in presenza della rete di comunicazione riceverà un segnale di alive su un 
ingresso dedicato. In tali condizioni il SPI mantiene le soglie di intervento per valori locali di tensione 
e frequenza a valori più ampi (“soglie allargate”), in modo da evitare scatti intempestivi. SPI, pertanto, 
in presenza della rete di comunicazione, potrà disconnettere la GD solo in caso di  messaggio di 
telescatto, da attuare senza ritardo intenzionale, da parte del relè master o in caso di uscita dei valori 
locali  di  tensione  e  frequenza  dalle  “soglie  allargate”.  Qualora  invece,  per  mancanza  della 
comunicazione,  il  segnale  di  presenza  rete  venga  a  mancare,  SPI  tornerà  ad  una  logica  di 
funzionamento stand alone, riportando le soglie di tensione e frequenza ai valori attualmente in uso 
imposti dalla Norma CEI 0-16.  
La modalità innovativa introdotta permette anche di migliorare la qualità della tensione in termini di 
variazioni  rapide;  infatti,  saranno  minimizzate  le  occorrenze  di  distacco  indebito  delle  UGD,  che 
causerebbero  variazioni  rapide  della  tensione  nella  porzione  di  rete  prossima  e  sottesa  alla  UGD 
coinvolta [36]. 
 
Sistema di protezione di linea SPL 
 
Il sistema di protezione di linea, denominato SPL, è un relè di protezione dotato di opportuno sistema 
di  comunicazione:  implementa  le  attuali  logiche  di  protezione  di  linea,  logiche  di  selettività  e 
richiusura  automatica  lungo  linea  (RALL),  le  innovative  segnalazioni  di  telescatto  da  inviare  ai 
sistemi di protezione della GD (per tramite del Router di Cabina Primaria, RCP e apparati lungo linea 
RGDM) e le informazioni al sistema di gestione TPT2000_EXT, per le elaborazioni necessarie ai fini 
del controllo della GD, per quanto riguarda i comandi e il controllo della tensione MT. 
 
Il relè di protezione di linea MT (SPL) è l’elemento che realizza la funzione di protezione per la 
sottostazione  estesa  per  ogni  singola  linea.  Permette  l’integrazione  tra  la  protezione  di  linea 
(protezione 67, 50/51 e 67N, e richiusura 79) ed il sistema di protezione esteso per la realizzazione 
della selettività logica e delle procedure di RALL. Tale dispositivo è posizionato sul montante della 
linea MT ed è collegato ai trasformatori di corrente e di tensione, all’interruttore di linea MT (via filo) 
e agli altri dispositivi di cabina primaria attraverso la porta di rete.  
Dovendo  essere  in  grado  di  effettuare  misure  di  direzione  sulle  correnti,  sia  di  carico  che  di 
cortocircuito, dovrà disporre, a differenza dei relè attualmente impiegati, di 3 TA di fase e delle 
tensioni di fase in ingresso (attualmente queste ultime non sono riportate al relè e ci sono solo 2 TA di 
fase).  CAPITOLO 3 
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Pur con le medesime funzionalità, nel Progetto verranno impiegate 2 soluzioni impiantistiche distinte, 
di cui la prima risulta preferenziale:  
·  sistema  di  protezione  centralizzato:  un‟unica  apparecchiatura  racchiude  le  funzioni  di 
protezione  di  tutte  le  linee  MT  afferenti  alla  sbarra  MT  di  CP,  le  funzioni  di  rilievo 
dell‟accordo della bobina di Petersen, il monitoraggio continuo dell‟isolamento verso terra 
delle  singole  linee  ed  il  monitoraggio  dello  stato  del  neutro  MT  della  CP;  tale 
apparecchiatura è in già fase avanzata di sviluppo e consentirà una messa in funzione di CP 
Carpinone in tempi relativamente brevi;  
·  in  subordine,  potrà  essere  impiegato  anche  un  sistema  di  protezione  realizzato  tramite 
pannelli  di  protezioni  discreti:  poiché  la  protezione  centralizzata  è  installabile  solo  su 
impianti nuovi e/o rifacimenti radicali della CP, verranno sviluppate e testate anche soluzioni 
più tradizionali, basate su pannelli di linea singoli, che consentiranno un revamping meno 
radicale  di  CP  esistenti  che  dovessero  diventare  attive.  Lo  sviluppo  di  questa  seconda 
soluzione richiederà tempi maggiori e i pannelli verranno installati in CP Carpinone in una 
seconda fase.  
 
Quindi le funzioni del relè di protezione di linea SPL sono:  
 
1.  configurazione “in linea”:  
·  protezione di linea, comprendente la funzione di massima corrente, direzionale di 
terra,  minima  e  massima  tensione,  minima  e  massima  frequenza  con  comandi 
all‟interruttore;  
·  localizzazione dei guasti;  
·  funzione  di  richiusura  automatica,  con  possibilità  di  inibizione  da  parte  del 
TPT2000_EXT;  
·  registrazione degli eventi e loro notifica;  
·  oscilloperturbografia e relativo trasferimento files;  
·  invio segnale di tele scatto ai SPI della GD per mezzo degli RGDM lungo linea;  
·  misure direzionali;  
 
2.  configurazione di “logica locale” (in assenza rete di comunicazione):  
·  per lo specifico componente SPL, la configurazione fuori linea non differisce dal 




Figura 75 Flussi logici del dispositivo SPL. 
Sistema ricerca guasto, dispositivo di misura e controllo RGDM 
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L’elemento  fondamentale  del  sistema  innovativo  proposto  è  l’RGDM.  Tale  dispositivo  è  un  relè 
dotato  di  un  opportuno  sistema  di  comunicazione.  L’RGDM  implementa  le  attuali  logiche  di 
protezione di linea e richiusura, le innovative segnalazioni di tele scatto e di blocco da inviare o 
ricevere dai sistemi di protezione della GD (per tramite del RCS), da altri RGDM, dal TPT2000_EXT 
e SPL 
 
Il relè RGDM è l’elemento che realizza la funzione di protezione per la porzione di rete sottesa alla 
cabina secondaria e per il tronco di linea che la connette (nell’ottica di linea radiale) con altra cabina 
secondaria. E’ installato, a seconda dei casi, sul montante di “linea entrante” nella CS/CCO, e/o sul 
montante di consegna utente; è inteso come protezione con azione diretta sul DY800 installato in 
cabina secondaria o in cabina di consegna. L’RGDM, inteso come estensione dell’attuale RGDAT, 
permette l’implementazione delle protezioni di linea (protezione 50, 51 e 67N, e richiusura 79) come 
previsto per il SPL. Tale funzionalità associata al sistema di comunicazione permette la realizzazione 
della funzione di selettività logica e la gestione della funzione di richiusura dinamica lungo linea. 
L’RGDM pertanto è in grado di inviare messaggi di blocco per gli RGDM posti a monte, rispetto al 
punto di linea in cui è installato e di inviare messaggi di telescatto per la generazione alla generazione 
sottesa e agli RGDM posti a valle del punto in cui è installato. L’RGDM gestisce inoltre i dispositivi 
degli  utenti  passivi  e  attivi  della  cabina  secondaria  o  cabina  di  consegna  sottesa:  tale  apparato  è 
concepito infatti come interfaccia di informazioni tra il TPT2000_EXT (interfacciato a monte con 
TERNA attraverso lo  SCADA) e la protezione  generale  SPG, la protezione di interfaccia SPI, il 
Sistema di Monitoraggio Impianto (SMI) e i dispositivi di regolazione di tensione RAT e potenza 
attiva RPA.  
Si comprende da questa descrizione che l’RGDM risulta l’elemento principale della sottostazione 
estesa in quanto gestisce tutte le funzioni innovative del distributore (selettività logica e richiusura 
dinamica) e le funzioni che necessitano di interazione con gli utenti passivi ed attivi [36][37]. 
 
L’RGDM svolge le  seguenti funzioni: 
 
1.  . configurazione “in linea”: 
·  protezione  di  linea,  comprendente  la  funzione  di  massima  corrente  direzionale, 
direzionale di terra, minima e massima tensione, minima e massima frequenza con 
comandi all’interruttore;  
·  localizzazione dei guasti, realizzata con le medesime funzionalità di cui sopra, senza 
azione  diretta  sui  circuiti  di  apertura/chiusura  di  Organi  di  manovra  (IMS  e/o 
interruttori);  
·  funzione  di  richiusura  automatica,  con  possibilità  di  inibizione  da  parte  del 
TPT2000_EXT;  
·  registrazione degli eventi e loro notifica;  
·  oscilloperturbografia e relativo trasferimento file;  
·  comando di tele scatto agli RGDM elettricamente a valle e alle PI della cabina di 
consegna sottesa;  
·  invio segnali di blocco agli RGDM elettricamente a monte;  
·  ricezione segnale di sincronizzazione;  
·  funzionamento  con  parametri  e  logiche  locali  in  caso  di  mancanza  rete  di 
comunicazione;  
·  invio valori di P e Q ricevuti da CDP al TPT2000_EXT opportunamente elaborati;  
·  identificazione  e  invio  segnali  ai  generatori  sottesi  che  devono  partecipare  alla 
regolazione di tensione sulla base di indicazioni di incremento/decremento tensione 
o potenza reattiva ricevute dal TPT2000_EXT;  
·  identificazione  e  invio  segnali  ai  generatori  sottesi  che  devono  partecipare  alla 
regolazione di potenza attiva sulla base di indicazioni di incremento/decremento 
ricevute  dal  TPT2000_EXT (esempio:  qualora  un  generatore  sostenga  il  proprio 
carico  e  un  altro  eroghi  direttamente  in  rete,  in  prima  approssimazione  nessuna 
regolazione dovrebbe essere fatta sul generatore che sostiene il proprio carico);  
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·  protezione di linea, comprendente la funzione di massima corrente, direzionale di 
terra,  minima  e  massima  tensione,  minima  e  massima  frequenza  con  comandi 
all’interruttore;  
·  funzione  di  apertura  DY800  per rivelazione  di  guasto  e  assenza  tensione  (come 
l’attuale RGDAT);  




Figura 76 Flussi logici del dispositivo RGDM 
 
Il dispositivo viene installato in CS/CCO entro un quadro elettrico dedicato nel quale è posizionato 
anche l’interruttore DY800. L‟RGDM, derivato dall’attuale RGDAT outdoor installato sui sezionatori 
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Sistema di protezione di interfaccia SPI 
  
I relè di protezione di interfaccia SPI sono relè derivati da protezioni di interfaccia disponibili in 
commercio, dotati di una porta di comunicazione per ricevere il segnale di telescatto generato dagli 
RGDM posti in cabina di consegna  
 
Il  sistema  di  protezione  di  interfaccia  (SPI)  è  impiegato  nell’implementazione  della  funzione  di 
selettività  logica  all’interno  della  sottostazione  estesa.  Tale  dispositivo  permette  di  realizzare  la 
funzione di distacco della generazione a seguito della ricezione di un segnale di telescatto da parte 
degli RGDM posti nella cabina di consegna. Il messaggio di telescatto è infatti generato 
Dall’RGDM che individua il guasto in modo selettivo rispetto agli altri RGDM a monte o al piu dal 
SPL e viene inviato a tutte le unità di generazione sottese fino a fine linea. Il SPI opera semplicemente 
come attuatore del comando di apertura della generazione in caso di presenza rete di comunicazione 
mentre  opera  secondo  logiche  locali  (ovvero  secondo  soglie  di  sovra-sotto  tensione  e  sovra-sotto 
frequenza come le attuali PI) in caso di mancanza della comunicazione [36]. 
 
Il SPI è l’elemento di protezione che si interfaccia direttamente con il funzionamento dei componenti 
di generazione (si prevedono due configurazioni dell’apparecchio che dipendono dalla presenza della 
rete di comunicazione):  
1.  configurazione “in linea”  
·  gestione funzionamento su logiche locali o remote in caso di assenza o presenza rete 
di comunicazione;  
·  ricezione di segnale presenza rete di telecomunicazione dal RCO;  
·  ricezione segnale di tele scatto da SPL (attraverso i router) e azione su interruttore o 
contattore del generatore per messa fuori servizio;  
·  invio di report legate a informazioni di tensione, anomalie di sistema;  
·  invio di stato della generazione (generatore in servizio/fuori servizio);  
·  invio al TPT2000_EXT del valore di tensione ogni 60 secondi;  
·  impostazione  soglie  di  tensione  e  frequenza  in  caso  di  assenza  rete  di 
comunicazione  
 
2.  configurazione “in logica locale” (assenza di rete di comunicazione):  
·  azione su interruttore o contattore del generatore in caso di superamento soglie di 
sovra-sotto tensione;  
·  azione su interruttore o contattore del generatore in caso di superamento soglie di 
sovra-sotto frequenza.  
 
 
Figura 78 Flussi logici del dispositivo SPI CAPITOLO 3 
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Sistema di protezione generale SPG per utenti attivi e passivi 
 
Si  tratta  di  relè  (derivati  da  apparecchiature  disponibili  in  commercio)  dotati  di  una  porta  di 
comunicazione per ricevere il segnale di telescatto generato dalla protezione di linea. 
Il  sistema  di  protezione  generale  (SPG)  installato  sia  presso  utenti  attivi  che  passivi  (secondo 
prescrizioni norma CEI 0-16) è implementato nel concetto di sottostazione estesa al fine di realizzare 
selettività logica con gli RGDM di linea in caso di presenza guasti nell’impianto dell’utente. Tale 
elemento risulta cosi uno dei componenti all’estremità della sottostazione estesa. 
 
Il SPG è l’elemento di protezione di impianto utente che si interfaccia direttamente con lo switch di 
utente e gestisce l’invio di segnale di blocco agli RGDM di linea in caso di rivelazione di un guasto 
nell’impianto utente [36]. 
 Il SPG pertanto svolge le seguenti funzioni: 
·  gestione funzionamento su logiche locali o remote in caso di assenza o presenza rete di 
comunicazione;  
·  ricezione di segnale presenza rete di telecomunicazione dal SEU;  
·  ricezione segnale di tele scatto da TPT2000_EXT in caso di interrompibilità del carico;  
·  invio di report legate a informazioni di tensione, correnti, anomalie di sistema;  
·  invio del segnale di blocco agli RGDM e al SPL;  
 
Il  dispositivo  viene  installato  in  cabina  dell’utente  (attivo  o  passivo)  in  prossimità  del  punto  di 
consegna energia.  
 
 
Figura 79 Flussi logici del dispositivo SPG CAPITOLO 4 
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4.  MODELLIZZAZIONE DELLE PROCEDURE DI 
RICERCA DEL TRONCO GUASTO 
 
 
4.1.  INTRODUZIONE 
 
  La seconda parte del presente elaborato riguarda la modellizzazione e l’applicazione delle 
procedure  esposte  nel  capitolo  4,  allo  scopo  di  analizzare  il  comportamento  di  una  rete  di 
distribuzione  reale  con  presenza  di  GD.  La  modellizzazione  e  lo  studio  della  rete  è  stato  fatto 
utilizzando il software di simulazione DIgSILENT PowerFactory
10 (v. 14.0), pacchetto che consente 
lo studio dei flussi di potenza, delle correnti di cortocircuito, dell’analisi armonica, l’applicazione 
della state estimation, l’implementazione di schemi di controllo, ma soprattutto è molto efficace nelle 
simulazioni dinamiche. Essendo, questo elaborato, una continuazione di lavori di modellizzazione dei 
dispositivi di protezione già sviluppati, era disponibile una libreria di partenza, di cui è stata verificata 
l’efficacia e le modalità di funzionamento, essa comprendeva: 
 
·  Protezione di massima corrente 51; 
·  Protezione di massima corrente omopolare 51N; 
·  Protezione di massima tensione 59; 
·  Protezione di minima tensione 27; 
·  Protezione di massima tensione omopolare 59N; 
·  Protezione direzionale di terra 67N; 
·  Protezione di minima e massima frequenza 81; 
·  Dispositivo di richiusura automatica DRA; 
·  Dispositivo rivelatore di guasto direzionale e assenza di tensione RGDAT. 
 
Per poter condurre le simulazioni fatte nel dominio della frequenza (RMS), sono stati implementati 
alcuni  modelli  già  esistenti  e  poi  sono  stati  creati  i  nuovi  dispositivi  (descritti  nel  “Istanza  al 
trattamento incentivante Smart Grids” di Enel Distribuzione S.p.A.) necessari per creare una libreria 
che permetta lo studio del funzionamento delle reti attuali e future con un’elevata potenza generata a 
livello di GD (reti fortemente attive); essi sono: 
 
·  Protezione con relè di frequenza a sblocco voltmetrico 81V 
·  Protezione direzionale di terra 67N; 
·  Dispositivo di richiusura automatica DRA; 
·  Protezione contro gli abbassamenti di tensione LVFRT; 
·  Dispositivo analizzatore di neutro DAN; 
·  Rilevatore di guasto direzionale ed assenza di tensione RGDAT; 
·  Rivelatore di guasto direzionale e di misura RGDM; 
·  Richiusura automatica lungo linea RALL; 
·  Sistema di protezione di linea SPL; 
·  Sistema di protezione generale (in grado di comunicare con L’RGDM) SPG 
 
 
Nei  paragrafi  successivi  sono  descritti  i  singoli  modelli  e  le  caratteristiche  della  rete  su  cui 
verranno applicati i modelli. L’applicazione di tali modelli e i risultati ottenuti sono descritti invece 
nel capitolo 6. Senza entrare nel dettaglio, quasi tutti gli elementi che compongono la rete forniscono 
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grandezze  in  ingresso/uscita  che  possono  essere  controllate  o  prelevate;  attraverso  il  circuito  di 
controllo si può agire su tali grandezze tramite segnali e parametri. 
Il livello più piccolo dello schema di controllo è detto block; esso compie azioni elementari sulle 
grandezze  o  sui  parametri,  definite  al  suo  interno  tramite  un  linguaggio  di  programmazione  e 
contenute  in  una  macro.  Il  livello  superiore  è  detto  common  e  raccoglie  uno  o  più  block  che 
scambiano segnali tra loro e da/verso l’esterno. Il livello più alto del sistema di controllo è detto 
composite e raccoglie i vari common definendone relazioni e, soprattutto nel caso di misuratori, la 
posizione nella rete. Nei modelli descritti si è utilizzata una terminologia inglese con l’intento di 
rendere intuitiva l’azione del block o la tipologia di segnale. 
 
Il lavoro svolto ha o scopo di verificare l’efficacia del nuovo sistema di protezione e automazione 
delle reti di distribuzione  in MT esposte nel capitolo 3.8, andando ad analizzarne il comportamento 
nella  rete  cluster  “industriale”  messa  a  disposizione  dal  Progetto  ATLANTIDE
11  “Archivio 
TeLemAtico per il riferimento Nazionale di reTI di Distribuzione Elettrica”, in cui sono presenti reti 
test di riferimento per analisi e simulazione, definite sulla base di un variegato campione di reti reali 








Per modellizzare le procedure di ricerca del guasto è sorta la necessità di creare ad hoc un 
modello di protezione direzionale di terra (denotata con la codifica ANSI/IEEE come 67N) perché il 
pacchetto DIgSILENT PowerFactory, pur avendo alcune tipologie di protezione “ready to use”, non 
possiede alcuna protezione direzionale che risponda alle specifiche italiane
12. 
Tuttavia il modello non è stato creato ex novo, ma è un’implementazione che usa come punto di 
partenza  ciò  che  è  rimasto  come  eredità  di  libreria  di  modelli  DIgSILENT  del  lavoro  di  tesi 
magistrale: “Modellizzazione e analisi delle procedure di selezione automatica del tronco di guasto 
per linee di distribuzione in presenza di generazione distribuita” di Matteo Frigo [22]. 
Lo schema generale della protezione è riportato in Figura 80 ed è organizzato nel seguente modo: 
 
                                                 
11 Il Progetto ATLANTIDE nasce dall'esigenza di fornire una piattaforma comune per coloro i quali si occupano dello studio e 
dell'innovazione nell'ambito delle reti di distribuzione e di promuovere lo sviluppo di componenti innovativi e strategie di 
gestione che possano promuovere lo sviluppo della Generazione Distribuita e quindi delle Risorse Rinnovabili.  
12 Le protezioni nella library di DIgSILENT non presentano la possibilità di una soglia di tensione e hanno settore di intervento 
di ampiezza fissa a 180°. CAPITOLO 4 





Figura 80 Schema generale della protezione direzionale di terra 67N. 
 
La protezione direzionale di terra effettua il prelievo della corrente residua e della tensione omopolare 
direttamente dai trasformatori di misura TA e TV (tramite i blocchi Ct e Vt) ai quali viene associata e 





Potenza nominale: 50VA 




Potenza nominale: 50VA 
Tipo: three phase Connessioni: Y/O 
 
Gli output dei blocchi Ct e Vt sono la corrente e la tensione omopolari in parte reale e immaginaria 
(I0x3r,  I0x3i,  U0x3r  e  U0x3i)  che  vengono  analizzate  nei  tre  composite  Directional_67-1, 
Directional_67-2 e Directional_67-3; questi elementi sono classificati come ElmDsl, ovvero hanno al 
loro interno un common, a differenza dei trasformatori di corrente e tensione che sono associati ad 
elementi esistenti nella rete. 
Questa suddivisione in tre composite è dovuta alla possibilità della protezione stessa di intervenire per 
tre soglie diverse (wattmetrica, varmetrica e doppio guasto a terra) secondo la DK 4452 ed in ciascuno 
di  questi  la  protezione  67N,  vengono  elaborati  i  comandi  d’apertura  dell’interruttore  (segnali 
Dir_1,Dir_2,Dir_3) al contemporaneo verificarsi di tre condizioni: 
 
·  la corrente residua è maggiore della soglia di taratura; 
·  la tensione omopolare è maggiore della soglia di taratura; 
·  la fase della corrente residua è contenuta nel settore di intervento. 
 
Inoltre, per la tecnica FNC, la protezione deve poter essere tarata con un ritardo abbastanza lungo 
(indicativamente 20 secondi) per la prima discriminazione del guasto, per poi ritornare alla taratura 
“normale” alle successive discriminazioni. 
La  protezione  così  composta  può  essere  utilizzata  durante  la  procedura  FNC  e  FRG,  ma 
separatamente,  ovvero  si  dovevano  cambiare  manualmente  i  settaggi  e  le  tarature  dei  tempi 
d’intervento nei due casi. Inoltre non permette, durante la procedura FNC, di simulare la perdita della 
bobina  di  accordo  e  quindi  passare  alla  tecnica  FRG,  e  di  conseguenza  si  instaura  un  ritardo CAPITOLO 4 
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involontario  dell’intervento  pari  a  20s.  Quindi  è  stata  inserita  un’ulteriore  funzione  che  dà  la 
possibilità, nel caso di automazione FNC, di passare alla modalità FRG nel caso di perdita della 
bobina di accordo durante la selezione del guasto e quindi la 67N interviene, nel momento di perdita 
della  compensazione  del  neutro,  in  0,4  s  e  non  più  in  20s,  come  richiesto  dalla  procedure 
schematizzate nelle DK 4451. 
 
Una volta elaborati i tre segnali Dir_1, Dir_2 e Dir_3, questi sono l’ingresso del common indicato 
come  Relay_start,  che  provvederà  all’apertura  dell’interruttore  entro  i  tempi  impostati.  Si 
analizzeranno ora i singoli common che sono stati creati senza approfondire ulteriormente i singoli 
blocchi, ma accennando solamente alla loro funzione. 
 
In Figura 81 è riportato lo schema del blocco directional: esso ha come grandezze di ingresso la 
corrente residua e la tensione omopolare in parte reale ed immaginaria. Lo scopo di questo blocco è 
quello  di  fornire  un  segnale  logico  in  uscita,  che  dia  indicazione  della  presenza  di  un  guasto 
direzionale. Il segnale di uscita (in questo caso Dir_1, ma vale allo stesso modo per gli altri due) sarà 
allo stato uno qualora siano rispettate le tre condizioni, ovvero quando i tre segnali th_I0, th_U0 e fwd 
sono  tutti  allo  stato  uno.  I  tre  segnali  appena  elencati  rappresentano  le  tre  condizioni  di  cui  la 
protezione deve verificare la contemporaneità prima di comandare l’intervento; le tre condizioni sono 
il  superamento  di  una  soglia  di  corrente  omopolare  e  di  una  soglia  di  tensione  omopolare,  e  il 
posizionamento della fase della corrente residua entro il settore di intervento. Per riuscire a fornire i 
tre segnali logici sopradetti, si sono ricavati, dalle parti reali ed immaginarie delle due grandezze 
d’ingresso, il modulo (attraverso il block Magnitude) e la fase in gradi (attraverso il block Phase e il 
block Rad-Deg che esegue la conversione). I moduli della corrente residua e della tensione omopolare, 
nel  block  Threshold,  vengono  confrontati  rispettivamente  con  i  parametri  threshold_I0x3  e 
threshold_U0x3 che sono le soglie di taratura impostate. 
 
 
Figura 81 Schema del common Directional_67 
Nel  blocco  Phase_comparison  si  verifica  che  la  corrente  di  guasto  sia  all’interno  della  zona 
d’intervento. La normativa fornisce di due valori d’angolo (phi1 e phi2) che devono essere sottratti 
all’angolo della tensione omopolare andando a creare la zona d’intervento.  
 
phiI0x3 > (phiU0x3-phi1) 
phiI0x3 < (phiU0x3+phi1) 
 
Questo blocco in uscita  presenta il segnale fwd che indica se la corrente di guasto è all’interno o 
all’esterno della zona d’intervento. Nel blocco Start_Relay si raccolgono i segnali relativi alle tre CAPITOLO 4 
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condizioni necessarie all’apertura dell’interruttore e si manda in uscita un segnale intervento della 
protezione solamente se sono verificate contemporaneamente tutte le tre condizioni. 
Ora il segnale di  intervento Dir_3 viene mandato al blocco Relay_start_delay in Figura 82 ed  è 




Figura 82 Schema del common Relay_start_delay. 
 
I  segnali  d’ingresso  sono  i  tre  consensi  di  direzionalità  derivanti  dai  Directional_67,1,2,3.  La 
protezione direzionale impiegata per l’automazione FNC necessita di un ritardo al primo intervento, 
per  permettere  la  selezione  del  tronco  di  guasto  tramite  l’apertura  degli  IMS;  questa  funzione  è 
ottenuta inserendo nel blocco Delay un ritardo intenzionale tramite i parametri Delay_1, Delay_2 e 
Delay_3. Se l’automazione della procedura di selezione del guasto è ottenuta con tecnica FRG, il 
ritardo  sarà  impostato  a  zero  (nessun  ritardo  intenzionale  aggiuntivo  al  tempo  di  intervento).  I 
parametri Td_1, Td_2 e Td_3 sono invece i tempi di taratura della protezione. 
Inoltre se l’interruttore in CP, che collega la bobina di accordo con il centro stella, viene aperto (per 
simulare l’improvvisa la perdita della bobina di compensazione) il ritardo d’intervento viene azzerato. 
Il blocco Switch_event ha come ingresso due  grandezze  per ogni segnale Dir_1,2,3; per esempio 
Dir_1  e  y_1;  questo  perché,  per  dare  il  consenso  all’apertura  dell’interruttore,  deve  esserci 
contemporaneità tra il segnale di rivelamento del guasto (Dir_1) e un segnale ritardato del tempo di 
intervento, che può essere Ist_1 nel caso di taratura normale, oppure Rit_1 nel caso di ritardo alla 
prima apertura (FNC). 
In questo modo si elimina la possibilità di intervento della protezione qualora il guasto monofase si 
estingua entro il tempo di taratura. Una volta verificata la contemporaneità delle due condizioni si 
procede  con  l’apertura  dell’interruttore  associato  a  questa  protezione.  Il  primo  intervento  è 
responsabile, tramite il segnale change, del cambio di taratura attuato con lo spostamento del selettore. 
La posizione di “ritenuta” per la taratura abituale è mantenuta, dal blocco Change_setting per tutta la 
durata del ciclo di richiusura (circa 200s). Questa commutazione è essenziale per la tecnica FNC, 
mentre è ininfluente per la tecnica FRG 
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a)                                                               b)  
 
Figura 83 a) Maschera di inserimento dei parametri per il block Directional_67-1. b) Maschera di inserimento dei 





4.3.  MODELLO DI PROTEZIONE CON RELÈ DI FREQUENZA A 
SBLOCCO VOLTMETRICO (codice numerico 81V) 
 
La  protezione  con  relè  di  frequenza  a  sblocco  voltmetrico  è  stata  commentata  e  descritta 
nell’Allegato  A70 del Codice di rete di Terna. Il suo compito è quello di differenziare il campo 
d’intervento, adottando logiche di funzionamento in grado di selezionare soglie e tempi di intervento 
sulla base di due tipi di evento: guasto locale e perturbazione di sistema con variazione transitoria di 
frequenza. 
Questo dispositivi viene utilizzato dalle protezioni di interfaccia delle utenze attive collegate alla rete 
di distribuzione. In figura  è stato riportato lo schema generale di questo modello. 
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Figura 84 Protezione con relè a sblocco voltmetrico 81V. 
 
 
La protezione ricava le misure di frequenza ,direttamente dal generatore (indicato con Generator), e le  
tensioni di  fase, in parte reale e immaginaria, dal trasformatore di  misura TV (StaVt) al quale è 
associata.  In  questo  modello  è  stato  inoltre  assegnato  un  blocco  per  il  controllo  dello  stato 
dell’interruttore associato a questa protezione. Questo perché la protezione ha due soglie d’intervento 
(una restrittiva e una permissiva), e l’intervento della restrittiva a 0,1s scollega il generatore, che per 
mancanza di carico aumenta la frequenza determinando lo scatto della soglia permissiva, nonostante il 
generatore non sia comunque connesso alla rete. Questo perché la misura di frequenza viene prelevate 
dal generatore stesso e non dal nodo di connessione. Quindi con la presenza del blocco Switch si 
inibisce la soglia permissiva in caso di intervento di quella restrittiva. 
I composite Permissive threshold e Restrictive Threshold  svolgono la funzione di confronto della 
frequenza con le soglie impostate. Permissive threshold in caso di superamento della soglie per un 
tempo dato dalla taratura comanda direttamente l’interruttore, mentre Restrictive Threshold  passa 
quest’informazione  al  composite  Open  switch,  tramite  il  segnale  Open_1.  Il  composte  voltage 
handling, risulta fondamentale per il funzionamento di questa nuova  protezione d’interfaccia,  perché 
qui viene elaborato il segnale di sblocco voltmetrico (Open_2) nel caso di superamento di una delle 
soglie di tensione: massima tensione omopolare (59N per guasti mono e polifase con terra), massima 
tensione di sequenza inversa (59INV per guasti bifase isolati da terra) e minima tensione di sequenza 
diretta (27DIR per gasti trifase e bifase isolati da terra). 
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Grazie alla teoria delle sequenze all’interno del blocco Sequences si calcolano le sequenze diretta 
inversa e omopolare in parte reale e immaginaria, come mostrato in Figura 85 , se nericava il modulo 
nel blocco Magnitude_81V e nei blocchi 59Vo, 27V1 e 59V2 si confrontano con i valori impostati 
come soglie. Basta la segnalazione di soglie superate di uno dei tre casi perché il segnale Open_2 sia 




Figura 85 Blocco Sequences del relè di frequenza a sblocco voltmetrico 
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Il composite Open switch ha il compito di far scattare l’interruttore nel caso in cui i segnali Open_2 e 
Open_1  siano  contemporaneamente  verificati  per  andare  a  intervenire  con  la  soglia  restrittiva  in 
presenza di un guasto. 
 
    
 
a                                                                                 b 
 
Figura 86 a) Maschera d'inserimento dei parametri per le soglie restrittive b)Maschera d'inserimento dei parametri per 
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4.4.  MODELLO DI PROTEZIONE CON RELÈ PER I TRANSITORI DI 
TENSIONE (LVFRT) 
 
Questo modello di protezione è utilizzato nel SPI insieme all’81V e deve essere in grado di non 
disconnettersi istantaneamente durante l’abbassamento di tensione conseguente a un qualsiasi tipo di 
cortocircuito esterno. In particolare deve essere garantita la connessione alla rete nelle zone di non 
intervento descritte nella curva V-t, delle Norme CEI 0-16 e CEI 0-21. 
Quindi  questo  dispositivo  svolge  la  funzione  di  prelevare  le  tensioni  stellate,  divise  in  parte 
immaginaria e reale, da un trasformatore di misura TV (StaVt) ed eseguire il modulo nel composite 
Magnitude calculation . Successivamente viene fatto il confronto con il valore di soglia impostato 
(Compare Threshold). L’apertura dell’interruttore avviene con il superamento di tre soglie con relativi 
tempi d’intervento:soglia  
·  27S1 – Td_27S1 di minima tensione; 
·  27S2 – Td_27S2 di minima tensione; 
·  59S2 – Td_59S2 di massima tensione. 
 
 
Figura 88 Protezione con relè di tensione 
 
Come il modello 81V, anche questa protezione necessita la presenza di un blocco che monitorizzi lo 
stato dell’interruttore associato. Questo è dovuto alla presenza di più soglie con tempi d’intervento 
diversi e quindi l’intervento di una discrimina l’intervento di un’altra con tempo maggiore. Inoltre, 
siccome questo dispositivo è stato testato nella rete con procedura automatica di selezione del tronco 
di guasto svolta dagli RGDM, che hanno il compito di disconnettere le unità di generazione allacciate 
al tronco di guasto e anche più a valle nel feeder , il controllo dell’interruttore evita che si ripetano 
comandi di apertura dell’interruttore da parte di questo dispositivo d’interfaccia una volta che la GD è 
stata scollegata dall’RGDM tramite segnale di telescatto. CAPITOLO 4 
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a)                                                                    b) 
 
Figura 89a) Maschera di inserimento dei parametri per il block Threshold. b) Maschera di inserimento dei parametri 








Il modello di rilevatore di guasto direzionale e di assenza di tensione deve essere in grado di 
fornire indicazioni che individuino precisamente il tipo di guasto e la mancanza di tensione nel punto 
in cui è installato. Per poter rispondere a tali esigenze si prelevano, per mezzo di trasformatori di 
corrente, indicati con StaCt, le correnti di fase in parte reale ed immaginaria (I2r e I2i per le fasi A, B e 
C) e la corrente residua (I0x3r e I0x3i). Per mezzo di trasformatori di tensione, indicati con StaVt, si 
prelevano le tensioni stellate in parte reale ed immaginaria per le tre fasi. Lo schema generale del 
dispositivo è riportato in Figura 90. 
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Figura 90 Modello dell’RGDAT 
 
I segnali che derivano dai trasformatori di misura sono successivamente manipolati al fine di fornire 
segnali di guasto simmetrico (Sym_fault), di guasto non simmetrico (unsym_fault) e di assenza di 
tensione per le tre fasi (No_voltage). La struttura del RGDAT è analoga per le due procedure FRG e 
FNC e ciò che differenzia le due tecniche è relativo al composite Fault.  
Inoltre l’RGDAT deve essere munito di un blocco Switch che trasmetta l’informazione riguardo lo 
stato dell’interruttore della bobina di accorgo al composite fault in modo da poter passare dalla tecnica 
FNC a quella FRG in base allo stato dell’interruttore. In particolare il dispositivo è impostato per 
operare con la tecnica FNC essendo la rete di distribuzione MT italiana esercita a neutro compensato, 
ma nel caso venisse a mancare la compensazione durante un guasto monofase, l’RGDAT è in grado 
passare istantaneamente alla tecnica FRG, come descritto dalla DK 4451. 
 
Le  misure  di  tensione  vengono  manipolate  dal  composite  Voltage  handling  il  quale  ne  ricava 
l’ampiezza per ogni fase (UA, UB, UC) tramite il block magnitude . Per ogni fase quest’ampiezza è 
confrontata con la soglia per stabilire la presenza o meno di tensione ottenendo i tre segnali pres_A, 
pres_B e pres_C  e attraverso il  blocco No_voltage si stabilisce la presenza o meno di almeno una 
delle  tensioni  stellate.  Sempre  nel  composite  Voltage  handling,  tramite  il  blocco  Omopolare  ,  le 
misure di tensione in parte reale e immaginaria vengono sommate per trovare le componenti reale 
(U0x3r) e immaginaria (U0x3i) della tensione omopolare. Quindi i segnali di uscita del common 
“Voltage handling” sono No_voltage (segnale logico),  U0x3r e U0x3i (grandezze analogiche).  
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Figura 91 Schema del voltage handling 
 
Le misure di corrente entrano nel composite Current handling il quale, esattamente come il Voltage 
handling, ne ricava l’ampiezza per ogni fase (IA, IB, IC). Queste ampiezze sono confrontate con le 
soglie di massima corrente nel blocco Max_current. Questo blocco è quindi la protezione di massima 
corrente  di  fase,  infatti  è  necessario  che  una  corrente  di  fase  sia  oltre  la  soglia  perché  l’uscita 




Figura 92 Schema del Current handling 
 
Il blocco Unsymetrical fault serve ad individuare i guasti verso terra (per cui dissimmetrici) e ad 
indicarne la direzionalità. Il funzionamento è molto simile ad una protezione direzionale di terra, e i 
blocchi che compongono questo dispositivo sono già stati descritti al paragrafo 5.2. Il common esegue 
un  confronto  tra  il  modulo  della  corrente  residua  I0x3  e  la  soglia  imposta  come  limite 
(threshold_I0x3) e tra la tensione omopolare U0x3 e la soglia relativa (threshold_U0x3). Come per la 
protezione  direzionale,  si  confrontano  le  fasi  assumendo  come  riferimento  la  fase  della  tensione CAPITOLO 4 
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omopolare e descrivendo il settore angolare tramite i parametri fi1 e fi2. L’uscita del common è la 





Figura 93 Schema del Unsymmetrical_fault 
 
Il blocco Fault  è stato progettato per lavorare in default con tecnica FNC con la quale c’è una 
differenza  nei  casi  di  guasto  simmetrico  e  dissimmetrico  (monofase)  in  assenza  o  presenza  di 
compensazione.  IN  presenza  di  compensazione,  il  blocco  comanda  l’apertura  dell’IMS  da  parte 
dell’RGDAT che rileva la presenza del guasto monofase a valle in un tempo prestabilito che dipende 
dalla  lontananza  dalla  Cabina  Primaria,  in  modo  che  si  aprano  progressivamente  a  partire  dal 
dispositivo più distante dalla CP. Mentre avvengono le aperture da parte degl’IMS lungo il feeder 
l’interruttore di CP rimane chiuso,poiché la 67N installata in Cabina è in grado di determinare che il 
neutro  è  compensato  e  quindi  imposta  un  ritardo  nell’apertura  pari  a  20s,  il  tempo  sufficiente 
pereffettuare il ciclo della aperture degl’IMS  
Mentre nel caso di guasto simmetrico l’apertura viene ritardata di 35s e si effettua solo in assenza di 
tensione (ovvero con interruttore in CP aperto). 
Inoltre,  grazie  all’input  closed  del’interruttore  della  bobina  di  accordo,  nel  caso  di  perdita  di 
compensazione durante un guasto monofase l’IMS dell’RGDAT apre con un ritardo di 35s e solo in 
assenza di tensione (ovvero si passa alla tecnica FRG). 
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Figura 94 Schema del Fault 
 
 
      
 
a)                                                                       b) 
 
Figura 95 a) Maschera di inserimento dei parametri per il block Voltage handling. b) Maschera di inserimento dei 
parametri per il block Unsymmetrical fault del dispositivo RGDAT. 
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a)                                                                       b) 
 
Figura 96 a) Maschera di inserimento dei parametri per il block Fault FNC. b) Maschera di inserimento dei parametri 
per il block Current handling del dispositivo RGDAT. 
 
 
4.6.  MODELLO DEL DISPOSITIVO DI RICHIUSURA AUTOMATICA 
DRA 
 
Il dispositivo di richiusura automatica è abitualmente installato in cabina primaria, ed avvia una serie 
di richiusure dell’interruttore con tempi diversi, dipendenti dalla struttura della rete. In figura 97 è 
riportato lo schema generale di questo dispositivo. La struttura del DRA è molto semplice in quanto 
l’unico segnale di cui si ha bisogno è lo stato dell’interruttore. Nello schema compare l’elemento 
Switch che fornisce il segnale closed, che sarà allo stato logico uno quando l’interruttore è chiuso, 
mentre  sarà  al  valore  zero  quando  è  aperto.  Lo  stato  dell’interruttore  è  ottenuto  direttamente 
dall’elemento switch presente nella rete, attivando la voce detailed for calculation nella maschera 
relativa allo switch 
 
 
Figura 97 Schema del DRA. 
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Figura 98 Schema del Recloser. 
L’elemento Recloser presenta la struttura riportata in figura 98. L’unico segnale di ingresso è lo stato 
dell’interruttore  il  quale,  attraverso  la  commutazione  consequenziale  dello  stato  dei  commutatori, 
avvia le richiusure. I blocchi che effettuano le richiusure sono quattro, ognuno indicato con il numero 
e il tipo di richiusura. 
Il blocco 1RR è responsabile della prima richiusura rapida (RR) con tempo di attesa pari al parametro 
T1RR; il blocco 1RL attuerà la prima richiusura lenta (RL) dopo il tempo T1RL; i blocco 2RL e 3RL 





Figura 99 Maschera di inserimento dei parametri per il block Recloser del dispositivo DRA 
 
 
4.7.  MODELLO DEL RIVELATORE DI GUASTO DIREZIONALE E DI 
MISURA RGDM 
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Il modello del rivelatore di guasto direzionale e di misura si trova ad operate in un ambiente 
totalmente differente dai precedenti dispositivi che non interagivano tra loro realmente, ma il loro 
funzionamento  era  regolato  solo  sul  piano  cronometrico,  quindi  in  effetti  lavoravano  in  maniera 
individuale e isolata. Il nuovo scenario impone una comunicazione tra i vari dispositivi di rete in 
modo che ci sia un vero coordinamento e una reale comunicazione, per garantire l’efficacia delle 
protezioni.  Per  questo  motivo  non  è  possibile  creare  individualmente  i  modelli  degli  RGDM, 
SPL,SPG e SPI, ma è invece necessario sviluppare un modello che comprenda tutti gli apparati che 
sono inclusi nel sistema di automazione. 
 
La struttura del dispositivo può essere descritta come dei modelli che comunicano su più livelli. A 
partire dal livello più esterno si andranno a definire le funzioni dello stesso, fino ad arrivare al livello 
più interno dove sono presenti i blocchi con il linguaggio di codice. 
 
Il livello più esterno è quello che comprende l’automazione di tutto il feeder in considerazione, quindi 
è  stato  creato,  per  ogni  linea  in  partenza  dalla  CP,    un  composite    Automazione_feeder  ad  hoc, 
all’interno del quale sono inseriti i modelli standard e validi per qualsiasi feeder, quali l’RGDM, 
l’SPL, l’SPI e SPG. Ciò che può cambiare tra i vari composite Automazione_feeder di feeder diversi 
sono il numero dei dispositivi e i collegamenti del sistema dicomunicazione.  
Due esempi sono riportati nelle figure 100 e 101.  
In particolare, nella figura 101 è presente il composite SPG_GD_094, che non è presente negl’altri 






Figura 100 Schema dell'automazione del feeder_1 
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Figura 101 Schema dell'automazione del feeder_6 
 
Considero ora il composite RGDM il quale al suo interno non ha i blocchi con le equazioni come i 
precedenti dispositivi, ma un altro composite: RGDM_modello_ext. questo è il secondo livello, più 
interno  rispetto  a  Automazione_feeder,  in  cui  operano  l’effettivo  composite  RGDM  e  RALL 
(dispositivo di richiusura automatica lungo linea).  
L’RGDM riceve in ingresso le misure di corrente, tensione e frequenza da parte di trasformatori di 
misura TA e TV e misure di frequenza al nodo dov’è installato il dipsositivo, mentre il RALL riceve 
lo stato dell’interruttore comandato dall’RGDM (viene utilizzato effettivamente un interruttore quindi 
nelle procedure di apertura, l’RGDM può aprire le correnti di cortocircuito senza la necessità di un 




Figura 102 Schema dell'RGDM_modello_ext. 
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Entrando  nel  composite  RGDM  si  arriva  al  livello  base,  dove  vengono  elaborati  sia  i  segnali  di 
tensione corrente e frequenza ma anche di tele scatto,blocco e inibizione, come mostrato in figura 95. 
Qui viene elaborato il segnale di frequenza, come prevede l’Istanza dell’ENEL Distribuzione S.p.a., 
che integra al dispositivo una protezione 81. Questa confronta la frequenza misurata con quella delle 
soglie  e  tempi  di  taratura  imposti.  Ai  fini  delle  simulazioni  sono  state  assegnate  le  stesse  soglie 
permissive delle protezioni d’interfaccia, giustificando quest’operazione ritenendo non necessaria la 
condizione di soglie restrittive, che servono, secondo l’Allegato  A70 di Terna, a discriminare un 
evento di guasto, il quale deve essere invece rivelato dalla protezione di massima corrente direzionale 
e direzionale di terra, appunto per poterne di distinguerne la direzione. 
Quindi il controllo di frequenza viene lasciato come rivelatore di condizioni transitorie della rete che 
pur non essendo interessata da guasti ,viene ad essere disturbata da un cambiamento della frequenza. 
Lo stesso discorso è stato fatto per il controllo delle tensioni di fase, che non sono necessarie per la 
determinazione di guasto, ma di altri tipi di anomalie.  
 
Dalle misure di tensione e di corrente si ricavano i segnali della corrente residua e della tensione 
omopolare che sono i segnali d’ingresso dei blocchi che costituiscono la protezione direzionale di 
terra ed essi sono gli stessi blocchi utilizzati dal modello 67N all’interno del composite Directional e 
danno in uscita il segnale Start_67N che indica la presenza o assenza (assumendo valore 1 o 0) di un 
guasto monofase a terra a valle dal punto di misura. 
 
La grande novità, rispetto all’RGDAT, risiede nella protezione di massima corrente direzionale, la 
quale interviene solamente se la corrente di guasto fluisce verso valle. Questo evita il problema di 
avere degli scatti indesiderati dalle protezioni che si trovano a valle di un guasto in presenza di GD, 
che alimentando il guasto stesso, provocano il superamento delle soglie delle protezioni di corrente 
non direzionali (queste protezioni valutano solo il modulo della corrente). 
In questo modello la funzione di direzionale è svolta dal blocco Max_directional_current, il quale 
riceve  in  ingresso  non  solo  le  correnti  in  modulo  ma  anche  la  fase  della  corrente  stessa  e  della 
tensione,  grazie  ai  blocchi  Phase_deg  che  ricavano  quest’informazione  dai  segnali  di  parte 
immaginaria  e  parte  reale  misurati  con  i  blocchi  relativi  ai  trasformatori  di  misura.  Andando  a 
considerare lo sfasamento della corrente rispetto alla tensione, che è assunta come riferimento, si 
determina la direzione del flusso di energia e quindi con l’imposizione di soglie di corrente si può 
avere il segnale di presenza di guasto a valle. 
 
Per decidere quale soglie e che tempi d’intervento utilizzare, è stato fatto il seguente ragionamento: 
allo stato attuale non esiste alcuna norma o regola tecnica per tarare questo dispositivo, il quale si 
trova  ad  operare  come  una  cabina  primaria,  andando  ad  intervenire  direttamente  sul  proprio 
interruttore (non più un IMS) senza aspettare l’apertura di inizio linea. Per cui sono state assegnati i 
valori di soglia e i tempi d’intervento delle protezioni 50 51 e 67N presenti attualmente nelle linee 
uscenti dalle cabine primarie in una rete di distribuzione MT (DK4452), questo ragionamento è stato 
effettuato anche da altri studi e simulazioni fatti per valutare l’efficacia di questo schema di protezione 
[37]. 
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Figura 103 Schema dell'RGDM 
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Una  volta  completata  la  fase  di  rivelazione  di  guasto  i  quattro  segnali  Start_frequency, 
Start_voltage,Start_67N e Start_67 ,questi vengono analizzati dal blocco fault, il quale in presenza di 
uno di questi segnali manda il segnale di  apertura al blocco Open_DY800. 
Questo  blocco  è  il  perno  attorno  il  quale  si  basa  l’idea  di  avere  dei  dispositivi  lungo  linea  che 
comunicano  tra  loro.  Infatti,  esso,  una  volta  stabilita  la  presenza  di  guasto  manda  il  segnale 
Block_monte all’RGDM situato immediatamente a monte sul feeder e così farà anche l’RGDM a 
valle,  per  cui  se  anche  quest’ultimo  avrà  segnalato  il  guasto,  all’RGDM  sotto  esame  arriverà  un 
segnale  di  Block_valle  pari  a  1  e  quindi  non  interverrà,  viceversa  se  il  segnale  Block_valle  sarà 
0,ovvero l’RGDM a valle non ha rilevato la presenza di guasto, l’RGDM aprirà l’interruttore della 
CSS (Cabina di Sezionamento Secondaria). Lo stesso ragionamento lo si adotta per il segnale di 
Inibizione_DG, che arriva dalla protezione generale delle utenze collegate al tronco di linea sotteso 
dall’RGDM. Viceversa se Block_valle e Inibizione_DG non segnalano la presenza di guasto l’RGDM 
comanda l’apertura dell’interruttore e tramite il segnale Open_fault comanda il blocco Telescatto_GD 
di mandate un segnale di telescatto alle unità di generazione connesse alla linea sottesa dall’RGDM. 
 
Il modello del RALL è identico a quello del DRA eccetto che ora le richiusure sono tre e non quattro, 




Figura 104 Schema del dispositivo RALL contenuto all'interno delL'RGDM_modello_ext 
 
Dallo Schema mostrato nelle figure 100 e 101 mostra come oltre all’RGDM ci siano altri dispositivi 
come il CP_SPL , SP_GD e SPI_GD. 
Questi modelli sono necessari per completare il sistema complessivo di automazione e fanno parte di 
un unico schema di protezione, come mostrato in figura delle procedure di selezione del tronco di 
guasto e son descritti di seguito. 
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Figura 106 Schema del modello SPL_modello_ext 
 
Il modello CP_SPL è il dispositivo installato i cabina primaria ed esso ha le funzioni di massima 
corrente direzionale , minima e massima tensione e frequenza, tramite misure alla Sbarra di MT e ai 
trasformatori  di  misura  TA  e  TV  installati  a  inizio  linea,  e  risultano  simili  a  quelle  adottate  dal 
modello dell’RGDM. 
La differenza risiede nel fatto che, essendo in cabina, l’SPL non necessita di inviare il segale di blocco 
a monte, per cui una volta stabilita la presenza o assenza del guasto controlla il segnale di blocco 
proveniente dall’RGDM a valle e in caso di necessità d’intervento invia il segnale di tele scatto a tutta 
la generazione che è collegata al feeder (questo perché non sono concessi funzionamenti in isola di 
porzioni di rete). 
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Figura 107 Schema del modello SPL 
 
Il  dispositivo  per  la  protezione  delle  utenze  (SP_DG)  deve  essere  anch’esso  direzionale  per 
determinare  la  presenza  di  guasto  che  si  verifica  all’interno  dell’impianto  utente  ed  evitare 
d’intervenire per guasti nei nodi del feeder vicini al punto di consegna, dove è allacciato il generatore. CAPITOLO 4 
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Quindi  si  ripetono  i  blocchi  di  protezione  di  massima  corrente  direzionale  e  direzionale  di  terra, 
(ricavando i valori di tensione e corrente sempre dai trasformatori di misura) i quali in caso di guasto 
inviano  il  segnale  di  inibizione  all’RGDM  tramite  l’invio  del  segnale  Inibizione_DG  e  aprono 




Figura 108 Schema del modello SP_GD 
Inoltre questo modello deve essere in grado di ricevere il segnale di telescatto da parte dell’RGDM e 





Figura 109 Shema del modello SPG_inibizione_utente. CAPITOLO 4 





Figura 110 Maschera di inserimento dei parametri del RALL 
 
       
 




Figura 112 Maschera di inserimento dei parametri del SPG_inibizione_utente CAPITOLO 4 
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4.8.  MODELLO E CARATTERISTICHE DELLA RETE DI PROVA 
 
 
La rete su cui è stato testato il funzionamento e le criticità dei modelli descritti ai paragrafi precedenti 
è riportata in figura 113. E’ una rete che si  sviluppa completamente in cavo ed  ha  una  tensione 
nominale di 15kV. Essa ha struttura radiale ed è composta da sette feeders ai quali sono connessi 
carichi e unità di generazione. Le derivazioni dalla rete di distribuzione MT per la rete di distribuzione 
BT sono visualizzate come carichi, per cui non compaiono trasformatori MT/BT. L’allacciamento 
della rete di distribuzione alla rete di trasmissione a 132 kV avviene tramite un singolo trasformatore 
di gruppo Yyn, anche se la rete viene gestita a Neutro isolato.  
La necessità di avere il neutro accessibile è dovuta al fatto che alcuni dei modelli costruiti sono stati 
idealizzati con la funzione di riconoscere lo stato del neutro (NI o NC) del sistema, controllando lo 
stato dello Switch posto sulla connessione del neutro il quale può connettere o disconnettere una 
bobina Petersen. 
 
Nelle tabelle che seguono, sono riportati i tipi di cavo impiegato, le caratteristiche delle linee, i carichi 
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Tabella 13 Linee presenti nella rete. 
Linee  Grid  Type  Lungheza 
km  Linee  Grid  Type  Lungheza 
km 
Cavo di 
collegamento  CCO_G_094  RG7H1R  0,01  L_047-048  Feeder_2  OH_AL_20_100  1,675 
FEEDER_3  Feeder_3-4-6-7  OC_AL_185_330  0,35  L_047-055  Feeder_2  OH_CU_16_105  0,115 
FEEDER_5  Feeder_5  OC_AL_185_330  2,07  L_048-049  Feeder_2  OH_CU_16_105  0,542 
FEEDER_6  Feeder_3-4-6-7  OC_AL_185_330  1,66  L_048-052  Feeder_2  OC_AL_120_260  0,533 
L_003-004  Feeder_1  UC_AL_150_340  0,08  L_049-050  Feeder_2  OC_AL_70_180  0,53 
L_004-005  Feeder_1  UC_AL_150_340  0,511  L_050-051  Feeder_2  OC_AL_70_180  0,39 
L_004-016  Feeder_1  OH_CU_45_218  1,011  L_052-053  Feeder_2  OH_LA_35_140  0,785 
L_005-006  Feeder_1  OC_AL_185_330  0,762  L_053-056  Feeder_2  OC_AL_70_180  0,23 
L_006-007  Feeder_1  OC_AL_185_330  0,6  L_057-058  Feeder_3-4-6-7  OH_CU_16_105  0,55 
L_007-008  Feeder_1  OC_AL_185_330  3,72  L_058-059  Feeder_3-4-6-7  OC_AL_95_190  0,435 
L_008-009  Feeder_1  OC_AL_185_330  0,22  L_060-061  Feeder_3-4-6-7  OH_CU_63_270  1,262 
L_008-019  Feeder_1  OC_AL_240_360  0,426  L_061-062  Feeder_3-4-6-7  OC_AL_185_330  0,811 
L_009-010  Feeder_1  OC_AL_185_330  0,32  L_062-063  Feeder_3-4-6-7  OC_CU_63_270  0,808 
L_010-011  Feeder_1  OH_CU_16_105  0,59  L_063-064  Feeder_3-4-6-7  OC_AL_185_330  1,417 
L_010-023  Feeder_1  OC_AL_185_330  0,39  L_064-065  Feeder_3-4-6-7  OH_CU_16_105  0,65 
L_011-012  Feeder_1  OH_CU_16_105  1,49  L_065-066  Feeder_3-4-6-7  OC_AL_185_330  0,4 
L_012-013  Feeder_1  OH_CU_16_105  0,32  L_066-067  Feeder_3-4-6-7  OH_CU_16_105  0,88 
L_013-014  Feeder_1  OH_CU_16_105  0,37  L_067-068  Feeder_3-4-6-7  OH_CU_16_105  0,59 
L_014-015  Feeder_1  OH_CU_16_105  0,28  L_068-069  Feeder_3-4-6-7  OH_CU_16_105  0,53 
L_016-017  Feeder_1  OC_AL_120_260  0,468  L_069-070  Feeder_3-4-6-7  OH_CU_20_120  0,45 
L_017-018  Feeder_1  OC_AL_120_260  0,477  L_069-073  Feeder_3-4-6-7  OH_CU_16_105  1,06 
L_019-020  Feeder_1  OC_AL_240_360  0,742  L_070-071  Feeder_3-4-6-7  OH_CU_20_120  1,41 
L_020-021  Feeder_1  OC_AL_95_190  0,506  L_071-072  Feeder_3-4-6-7  OH_CU_25_140  0,6 
L_021-022  Feeder_1  OH_CU_16_105  0,19  L_073-074  Feeder_3-4-6-7  OH_CU_16_105  0,34 
L_022-032  Feeder_1  OH_CU_16_105  0,45  L_073-075  Feeder_3-4-6-7  OH_CU_16_105  1,25 
L_023-024  Feeder_1  OH_LA_35_140  0,559  L_075-076  Feeder_3-4-6-7  OH_LA_35_140  0,36 
L_024-025  Feeder_1  OH_CU_16_105  0,35  L_076-077  Feeder_3-4-6-7  OH_LA_35_140  0,4 
L_025-026  Feeder_1  OH_CW_25_93  0,643  L_076-079  Feeder_3-4-6-7  UC_AL_35_140  0,356 
L_026-027  Feeder_1  OH_CU_25_140  1,202  L_077-078  Feeder_3-4-6-7  OH_CU_25_140  0,433 
L_027-028  Feeder_1  OH_LA_35_140  0,2  L_080-081  Feeder_5  OC_AL_185_330  0,79 
L_028-029  Feeder_1  OH_CU_25_140  0,12  L_081-082  Feeder_5  OC_AL_185_330  0,568 
L_028-034  Feeder_1  OC_CU_25_128  0,03  L_082-083  Feeder_5  OC_AL_185_330  0,51 
L_029-030  Feeder_1  OH_CU_45_218  0,54  L_083-084  Feeder_5  OC_AL_120_260  0,35 
L_030-031  Feeder_1  OH_CU_45_218  0,2  L_084-085  Feeder_5  OC_AL_150_240  1,577 
L_031-032  Feeder_1  OH_CU_45_218  0,233  L_086-087  Feeder_3-4-6-7  OC_AL_185_330  2,241 
L_032-033  Feeder_1  OH_CU_25_140  1,342  L_087-088  Feeder_3-4-6-7  OC_AL_150_240  1,177 
L_035-036  Feeder_2  OH_CU_45_218  0,884  L_088-089  Feeder_3-4-6-7  OC_AL_150_280  1,253 
L_036-037  Feeder_2  OH_CU_45_218  0,37  L_089-090  Feeder_3-4-6-7  OC_AL_150_280  0,766 
L_036-045  Feeder_2  OH_CU_25_140  0,232  L_090-091  Feeder_3-4-6-7  OC_AL_120_260  0,902 
L_037-038  Feeder_2  OC_AL_185_330  0,148  L_091-092  Feeder_3-4-6-7  OH_LA_35_140  0,182 
L_038-039  Feeder_2  OC_AL_185_330  0,755  L_092-093  Feeder_3-4-6-7  OH_CU_25_140  0,531 CAPITOLO 4 
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L_039-040  Feeder_2  OC_AL_185_330  0,57  L_093-094  Feeder_3-4-6-7  UC_AL_35_140  0,321 
L_040-041  Feeder_2  OC_AL_185_330  0,985  L_095-096  Feeder_3-4-6-7  OC_AL_150_240  0,77 
L_041-042  Feeder_2  OC_AL_70_180  1,13  L_096-097  Feeder_3-4-6-7  OC_AL_150_280  1,462 
L_041-046  Feeder_2  OC_AL_70_180  0,936  L_096-100  Feeder_3-4-6-7  OC_CU_40_154  0,121 
L_042-043  Feeder_2  OH_AL_20_100  2,098  L_097-098  Feeder_3-4-6-7  OC_AL_120_260  0,37 
L_043-044  Feeder_2  OH_CU_16_105  1,465  L_098-099  Feeder_3-4-6-7  OC_AL_150_240  1,16 
L_046-047  Feeder_2  OH_AL_20_100  0,824  L_238-
147_Tr2  Feeder_2  OC_CU_16_105  0,812 
L_046-054  Feeder_2  OC_AL_185_330  0,375 
 
Tabella 14 Caratteristiche dei cavi impiegati nella rete. 
Type Cavo  Vn [kV]  In [kA] 
R'  X'  L'  R0  X0  L0 
Ω/Km  Ω/Km  mH/Km  Ω/Km  Ω/Km  mH/Km 
OC_AL_120_260  15,000  0,260  0,225  0,225  0,716  1,757  1,757  5,594 
OC_AL_150_240  15,000  0,240  0,207  0,086  0,274  1,627  1,627  5,179 
OC_AL_150_280  15,000  0,280  0,214  0,129  0,409  1,717  1,717  5,466 
OC_AL_150_290  15,000  0,290  0,218  0,109  0,347  1,597  1,597  5,084 
OC_AL_150_340  15,000  0,340  0,205  0,118  0,374  1,603  1,603  5,102 
OC_AL_185_330  15,000  0,330  0,164  0,115  0,367  1,528  1,528  4,864 
OC_AL_240_320  15,000  0,320  0,125  0,074  0,235  1,676  1,676  5,336 
OC_AL_240_360  15,000  0,360  0,126  0,105  0,334  1,491  1,491  4,747 
OC_AL_35_120  15,000  0,120  0,900  0,113  0,358  2,590  2,590  8,244 
OC_AL_70_180  15,000  0,180  0,450  0,150  0,477  1,909  1,909  6,077 
OC_AL_95_190  15,000  0,190  0,323  0,089  0,284  1,860  1,860  5,922 
OC_AL_95_200  15,000  0,200  0,315  0,135  0,430  1,875  1,875  5,970 
OC_CU_16_105  15,000  0,105  1,125  0,394  1,253  2,082  2,082  6,627 
OC_CU_25_128  15,000  0,127  0,929  0,214  0,682  1,882  1,882  5,991 
OC_CU_25_140  15,000  0,140  0,725  0,400  1,273  1,846  1,846  5,875 
OC_CU_40_154  15,000  0,154  0,450  0,093  0,295  2,062  2,062  6,564 
OC_CU_45_218  15,000  0,218  0,395  0,390  1,240  1,682  1,682  5,353 
OC_CU_63_270  15,000  0,270  0,291  0,371  1,180  1,618  1,618  5,151 
OC_LA_20_100  15,000  0,100  1,213  0,400  1,273  2,130  2,130  6,781 
OH_AA_150_350  15,000  0,350  0,225  0,384  1,222  1,564  1,564  4,977 
OH_AL_20_100  15,000  0,100  1,211  0,396  1,262  2,130  2,130  6,781 
OH_CU_16_105  15,000  0,105  1,117  0,419  1,335  2,079  2,079  6,618 
OH_CU_20_120  15,000  0,120  0,870  0,415  1,321  1,931  1,931  6,148 
OH_CU_25_140  15,000  0,140  0,733  0,404  1,288  1,832  1,832  5,832 
OH_CU_35_190  15,000  0,190  0,750  0,750  2,387  1,677  1,677  5,338 
OH_CU_45_218  15,000  0,218  0,399  0,388  1,236  1,680  1,680  5,347 
OH_CU_63_270  15,000  0,270  0,285  0,375  1,194  1,632  1,632  5,195 
OH_CW_25_93  15,000  0,093  1,901  0,409  1,301  2,616  2,616  8,326 
OH_LA_35_140  15,000  0,140  0,931  0,388  1,234  1,953  1,953  6,216 
UC_AL_150_340  15,000  0,340  0,205  0,118  0,374  2,250  2,250  7,162 
UC_AL_35_140  15,000  0,140  0,859  0,143  0,456  2,579  2,579  8,208 
UC_CU_25_128  15,000  0,128  0,900  0,225  0,716  1,872  1,872  5,960 
UC_CU_25_128  15,000  0,128  0,900  0,225  0,716  1,872  1,872  5,960 
RG7H1R 12/20   15,000  0,315  0,246  0,120  0,382  0,984  0,432  1,375 
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Tabella 15 Potenza assorbita dai singoli feeder a rete passiva. 
Linea  POTENZA ASSORBITA 
P [MW]  Q [Mvar]  S [MVA] 
Feeder_1  9,424  4,335  10,373 
Feeder_2  4,390  1,952  4,794 
Feeder_3  4,310  0,178  0,466 
Feeder_4  3,808  1,682  4,163 
Feeder_5  8,546  3,995  9,433 
Feeder_6  1,708  0,600  1,811 
Feeder_7  2,696  1,433  3,054 
 
 
Tabella 16 Generazione distribuita connessa alla rete. 
Generatore  Allaciato al nodo  Type  S [MVA]  cosϕ 
G_005    N_005  Static generator  0,385  1 
G_008    N_008  Static generator  1,048  1 
G_015    N_015  Static generator  0,155  1 
G_020    N_020  Static generator  0,340  1 
G_031    N_031  Static generator  0,330  1 
G_031(1)    N_031  Static generator  0,330  1 
G_033    N_033  Static generator  1,039  1 
G_034    N_034  Static generator  0,0983  1 
G_037    N_037  Static generator  0,12  1 
G_045    N_045  Static generator  0,22  1 
G_045(1)    N_045  Static generator  0,38  1 
G_050    N_050  Static generator  0,7  0,99 
G_051    N_051  Static generator  0,266  1 
G_054    N_054  Static generator  0,318  1 
G_055    N_055  Static generator  0,45  1 
G_055(1)    N_055  Static generator  0,11  1 
G_056    N_056  Static generator  0,3  1 
G_063    N_063  Static generator  0,55  0,99 
G_078    N_078  Static generator  0,0486  1 
G_079    N_079  Static generator  0,19  1 
G_093    N_093  Static generator  0,55  1 
G_094(1)    N_094  Static generator  1  1 
G_018    N_018  GS_700_15  0,7  1 
G_083    N_083  GS_10848_15  8,48  0,8 
G_083(1)    N_083  GS_10500_15  8,48  0,8 
G_083(2)    N_083  GS_6087_15  6,087  0,8 
G_083(3)    N_083  GS_2500_15  2,5  0,8 
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Tabella 17  Dati delle macchine sincrone connesse alla rete. 
Type  Sn 
[MVA] 
Vn 
[kV]  cosϕ 
Xd  Xq  X'd  X'q  X''d  X''q  X2  X0  T'do  T'd  T''d 
p.u.  p.u.  p.u.  p.u.  p.u.  p.u.  p.u.  p.u.  s  s  s 
GS_700_15  0,7  15  1  0,3  0,3  0,2  0,2  0,08  0,08  0,2  0  1,5  1  0,05 
GS_10848_15  6,087  15  0,8  0,3  0,3  0,2  0,21  0,16  0,2  0,2  0  1,5  1  0,05 
GS_10500_15  0,5  15  0,8  0,3  0,3  0,2  0,2  0,16  0,16  0,2  0  1,5  1  0,05 
GS_6087_15  2,5  15  0,8  0,3  0,3  0,2  0,2  0,124  0,124  0,2  0  1,5  1  0,05 
GS_2500_15  10,85  15  0,8  0,3  0,3  0,2  0,2  0,195  0,195  0,2  0  1,5  1  0,05 




Tabella 18 Trasformatori in Cabina primaria. 
Type  Sn 
[MVA]  Gruppo 
V n1  V n2  Vcc  Pcc  i0  P0 
kV  kV  %  kW  %  kW 
127/16.2_25_Yyn  25  Yyn  132  15,000  11,000  106,3  0,4  6 
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Figura 114 Feeder_1 CAPITOLO 4 





Figura 115 Feeder_2 
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Figura 116 Feeder_3,4,6 e 7 CAPITOLO 4 





Figura 117 Feeder_5 
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La rete ha subito una modifica, rispetto  quella originale, ovvero il generatore sincrono G_094 è stato 
connesso al feede_6, non più direttamente al nodo N_094,  ma tramite la Cabina di Consegna fittizia 
CCO_094. Tutto ciò allo scopo di testare il comportamento e funzionamento delle nuove procedure di 
selezione del guasto in una rete automatizzata equipaggiata con dispositivi RGDM. In particolare per 
simulare come un guasto, avvenuto all’interno dell’impianto di utenza venga segnalato dal sistema di 
protezione generale e come questo, tramite segnale di blocco, inibisca l’RGDM a monte e intervenga 
per  isolare  l’impianto  sede  di  guasto  dal  resto  della  rete  senza  creare  disservizi  alle  altre  utenze 
connesse allo stesso feeder. Come cavo di collegamento è stato utilizzato un RG7H1R 12/20 kV di 
sezione 95 mm
2, in modo da soddisfare i requisiti imposti dalla norma CEI 0-16 per le tecniche di 





Figura 118 Schema della cabina di consegna CCO CAPITOLO 5 
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5.  APPLICAZIONE DEL MODELLO DISPOSITIVO 
ANALIZZATORE DI NEUTRO 
 
5.1.  CARATTERISTICHE DELLA RETE DI PROVA 
 
La rete su cui è stato testato il funzionamento e le criticità dispositivo analizzatore di neutro DAN è 
riportata  in  Figura  119.  E’  una  rete  che  si  sviluppa  completamente  in  cavo  ed  ha  una  tensione 
nominale di 20kV. Essa è composta da due Cabine Primarie che alimentano ciascuna un feeder con 
una struttura radiale ai quali sono connessi carichi. Si tratta quindi di una rete passiva, poiché non vi è 
alcuna  influenza  da  parte  della  generazione  distribuita  al  funzionamento  del  dispositivo.  Le 
derivazioni dalla rete di distribuzione MT per la rete di distribuzione BT sono visualizzate come 
carichi, per cui non compaiono trasformatori MT/BT. L’allacciamento della rete di distribuzione alla 
rete di trasmissione a 132kV avviene tramite un singolo trasformatore di gruppo Yyn, la rete viene 
quindi gestita a Neutro Compensato tramite bobina mobile. 
Nelle tabelle che seguono, sono riportati i tipi di cavo impiegato, le caratteristiche delle linee, i carichi 




Figura 119 Schema della Cabina primaria della rete in prova CAPITOLO 5 





Figura 120 Schema della rete di prova. 
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5.2.  MODELLO DEL DISPOSITIVO ANALIZZATORE DI NEUTRO 
DAN 
 
Il dispositivi DAN è abitualmente installato in cabina primaria, ed ha il compito di stabilire l’accordo 
della bobina mobile tramite misure della tensione omopolare, che raggiunge valori diversi in base alla 
struttura di rete e al grado di compensazione.  
In figura 121 è riportato lo schema generale di questo dispositivo. 
La struttura sembra molto semplice, sono stati utilizzati due singoli composite analizzatori, ovvero il 
DAN_Master e DAN_Slave, che ricevono il valore della tensione presente ai capi della bobina, tramite 





Figura 121 Schema del dispositivo analizzatore di neutro 
 
Nel modello sono state ricreare le funzioni di un analizzatore di neutro in presenza di due bobine 
Petersen (o nelle stessa cabina primaria o in diverse e quindi si tratta di una linea bi alimentata), 
descritte nelle DK 4451 dell’Enel S.p.A., ovvero con la possibilità di governare singolarmente le due 
bobine oppura tramite la modalità Master/Slave. 
Quindi è stato assegnato a una Bobina mobile il ruolo di master, mentre all’altra il ruolo di slave. 
Questa modalità di funzionamento Master/slave si applica quando le due bobine si trovano a lavorare 
in parallelo per chiusura del congiunture di sbarra MT in cabina primaria o per il collegamento delle 
due linee che quindi si trovano ad essere bialimentate (parallelo esterno) [10]. 
 
Il funzionamento del DAN senza la modalità Master/slave. 
 
Per  poter  accordare  la  bobina  mobile  è  necessario  conoscere  la  curva  di  risonanza,  la  quale  è 
disponibile solo in presenza di una componente alla sequenza zero. Per far ciò è stato introdotto in CP 
un altro componente: l’iniettore. Questo dovrebbe essere un iniettore di corrente omopolare e quindi  
può iniettare direttamente una corrente nel collegamento del neutro del trasformatore in CP. Tuttavia CAPITOLO 5 
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quest’operazione  è  risultata  complicata  da  realizzare  in  ambiente  di  simulazione  DIgSILENT, 
mancando i modelli (oggetti da allacciare alla rete) in grado di svolgere questa funzione. 
Quindi si è deciso di percorrere un’altra strada. Alla sbarra di MT in CP è stato allacciato un carico 
monofase  in  grado  di  creare  un  leggiero  grado  di  disturbo  che  non  provoca  l’intervento  delle 
protezioni di corrente o tensione omopolare (67N 59N), inoltre questo iniettore fittizio è inizialmente 
scollegato e periodicamente andrà a collegarsi per creare lo squilibrio necessario a verificare il grado 





Figura 122 Maschera del componente inietore. 
 
Il procedimento che il DAN esegue per arrivare all’accordo è il seguente: 
 
La bobina viene fatta partire da un valore base (di solito 20%) e viene fatto chiudere l’interruttore 
dell’iniettore, creando uno squilibrio. In questo modo la tensione ai capi della bobina mobile aumenta 
(poiché si parte da una situazione di disaccordo) e questo è la condizione che avvia la procedura per 
costruire la curva di risonanza, ovvero la reattanza della bobina viene fatta aumentare gradualmente. 
Così facendo la tensione omopolare misurata aumenta fino a raggiungere il massimo, ovvero lo stato 
di accordo tra le C0 della rete e l’induttanza della bobina che sono ora in risonanza (nella pratica non 
si raggiunge l’accordo perfetto ma una percentuale di esso, tipicamente tra il 90% e il 110%). 
Una volta raggiunto l’accordo viene scollegato l’iniettore, mentre la bobina mantiene il suo valore e 
viene memorizzato il valore di tensione l momento dell’accordo, ovvero il valore massimo della curva 
di risonanza. 
Dopo un tempo prestabilito (tempo di accordo T_acc) si effettua una verifica del grado di accordo, che 
nel caso non ci fosse, la procedura viene ripetuta. 
 
La verifica è stata implementata nel modo seguente: 
L’iniettore si ricollega per un breve periodo (1s), in cui viene misurata la tensione ai capi della bobina 
e nel caso in cui fosse uguale (± una certa soglia, che dipende dal grado di accordo che si vuole 
raggiungere) al valore memorizzato del massimo della curva di risonanza calcolata precedentemente 
(T_acc), la bobina è ancora in accordo, ovvero la rete non è stata modificata, mentre se le tensioni 
sono  diverse  deve  essere  cercato  un  nuovo  accordo.  La  bobina  viene  fatta  ripartire  dal  valore 
reimpostato e si effettua un’altra “spazzolata” , andando ad aumentare gradualmente il valore della 
reattanza fino ad arrivare al nuovo massimo della curva di risonanza che sarà assunto come valore di 
riferimento per la prossima procedura di verifica del grado di accordo. 
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La modalità di funzionamento Master/slave. 
 
Questa modalità viene attivata quando il modello DAN slave effettua la verifica del grado di accordo 
andando a connettere per un breve periodo l’iniettore. In questo istante viene effettuato anche un 
controllo incrociato tra le tensioni ai capi delle due bobine mobili (quest’operazione richiede che le 
verifiche del grado di accordo avvengano allo stesso istante altrimenti le tensioni saranno sempre 
diverse) ed nel caso fossero uguali (o differenti del 10%) si passa automaticamente alla modalità 
citata, la quale consiste nel portare ad un valore prestabilito e fisso la bobina designata come slave e 
lasciare  alla  master  il  compito  di  ricercare  il  nuovo  grado  di  accordo,  andando    afare  le  stesse 
operazioni che eseguirebbe se ci fosse una singola bobina. 
 
 




Il modello descritto al capitolo 5.2 è stato applicato alla rete descritta al capitolo 5.1 per poter mettere 
in evidenza il comportamento del DAN con una linea bialimentata e avente alle estremità due bobinei 
Petersen.  
 
L’analisi svolta ha riguardato i seguenti aspetti: 
 
·  Funzionamento del dispositivo DAN nel caso di singola linea radiale; 
·  Funzionamento del dispositivo DAN nel caso di due linee radiali.; 
·  Funzionamento del dispositivo DAN nel caso di due linee radiali che vengono connesse alle 
loro estremità per formare un sistema bialimentato. 
 
 
5.3.1.  FUNZIONAMENTO DEL DISPOSITIVO DAN NEL CASO DI SINGOLA 
LINEA RADIALE 
 
La rete passiva originale durante questa simulazione mantiene la separazione del congiunture posto tra 
alla  fine  dei  due  feeder,  in  questo  modo  si  divide  effettivamente  la  rete  un  due  sotto  reti  con 
caratteristiche simili ma che non si influenzano a vicenda. Il dispositivo DAN, ad essere testato, è 
quello installato in cabina designata con la funzionalità Master. La configurazione della rete presa in 
esame  viene  cambiata  ad  un  istante  preciso  tramite  uno  switch_event,  andando  di  conseguenza  a 
cambiare il valore delle capacità verso terra del sistema, pertanto anche la bobina mobile dovrà variare 
la propria reattanza per portarsi ad un nuovo punto di accordo. 
 
Come si può vedere dalla Figura 123, la tensione omopolare cresce con l’aumentare della reattanza 
della bobina e ciò significa che il sistema è sempre più vicino all’accordo.  
Inoltre al momento in cui viene effettuata la verifica di compensazione, si nota come la tensione sia 
diversa rispetto al massimo raggiunto in precedenza. Ciò è dovuto allo switch_event che modifica la 
rete e quindi la componente capacitiva verso terra del sistema, di conseguenza viene avviata una 
procedura per accordare nuovamente la bobina. 
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Figura 123 Andamento della tensione ai capi della bobina mobile. 
 
Inoltre si nota come con l’avvicinarsi dell’accordo il modulo della corrente omopolare diminuisce; ed 
è questo il proprio funzionamento del DAN, un dispositivo in grado di accordate la bobina Petersen in 
modo  che  risulti  ridotta  la  corrente  di  guasto  monofase  e  quindi  garantire  un  funzionamento  in 
condizioni transitorie prima che intervengano le protezioni o il guasto si estingua da solo. 
 
Quindi come mostrato in Figura 124, si nota come la bobina rimanga al valore fisso assegnatogli dal 
DAN  fino  al  momento  in  cui  non  si  verificano  le  condizioni  per  avviare  una  nuova  procedura, 





Figura 124 Variazione della reattanza della bobina. 
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5.3.2.  FINZIONAMENTO DEL DISPOSITIVO DAN NEL CASO DI DUE LINEE 
RADIALI 
 
La procedura di controllo e accordo del DAN non subisce alterazioni rispetto al caso precedente, se il 
modello viene applicato ad entrambe le bobine mobili presenti alle due cabine primarie con  i feeder 








Figura 126 Valore delle reattanze delle bobine. CAPITOLO 5 




Nella Figura 126 sono presenti, per quanto riguarda la bobina slave, dei crolli istantanei del valore 
della reattanza. Ciò è dovuto alla commutazione del controllo delle tensioni presente alle due bobine 
che per la durata di un passo di calcolo (0,001s) avvia la procedura slave ma il passo successivo 
riconosce che non è la situazione di un parallelo e quindi torna al valore prestabilito. 
 
 




In  questo  scenario  è  stato  controllato  il  comportamento  della  modalità  Master/slave.  Le  due  reti 
inizialmente separate vengono collegate con uno switch_event e di conseguenza viene modificata la 
rete di competenza di ciascuna bobina, che ora vede aumentato il calore di C0 da compensare, ma in 
contemporanea vede anche l’altra bobina in parallelo. Il valore risultante di questo parallelo è una 
reattanza inferiore alle singole, di conseguenza la bobina master si porterà ad un valore elevato tale da 
tener conto della slave che invece una volta verificata la condizione di parallelo esterno (riconosciuta 
se le tensioni alle due bobine sono uguali come si vede in Figura 127) si porta ad un valore prestabilito 




Figura 127 Andamento delle tensioni ai capi delle bobine mobili. 
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Figura 128 Valori delle reattanze delle bobine. 
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6.  APPLICAZIONE DEL MODELLO RGDAT 
 
 
6.1.  CORRETTO FUNZIONAMENTO DELLE PROCEDURE DI 
SELEZIONE DEL TRONCO GUASTO IN PRESENZA DI GD  
 
 
Le procedure di selezione automatica del tronco di guasto in una rete attiva, non subiscono nessun 
malfunzionamento quando le unità di generazione si distaccano correttamente al sorgere di un guasto. 
Le tarature indicate dall’ente distributore, coordinate con i tempi di intervento delle protezioni in 
cabina primaria, assicurano, in caso di guasto in linea, un efficace ritorno alla configurazione passiva 
della rete. Per poter verificare questo comportamento nella rete di prova sono state connesse 
tutte le unità di generazione con le potenze nominali e sono state abilitate le protezioni di interfaccia. 
La tecnica di selezione del tronco di guasto è la FNC, ma si cambia automaticamente in FRG essendo 
la rete a neutro isolato. 
La rete è sottoposta ad un guasto trifase al nodo N_026, con resistenza di guasto nulla, al tempo t=1s  
La Figura 130 riporta lo stato degli interruttori e degli IMS e degl’interruttori delle SPI; come si può 
vedere le sequenze di ricerca del tronco di guasto vengono eseguite correttamente. Il guasto trifase 
provoca  una  perturbazione  di  frequenza  tale  da  superare  la  soglia  di  massima  frequenza  nella 
protezione  di  interfaccia,  causando  l’intervento  della  protezione.  Mentre  se  la  perturbazione  di 
frequenza e tensione risulta essere troppo bassa per essere individuata dalle protezioni di interfaccia, si 




Figura 129 Tabella che riassume gli eventi dovuti a un gusto al nodo N_26 CAPITOLO 6 





Figura 130 Stato dell’interruttore e degli IMS del feeder01 per guasto monofase al nodo N_26 per rete a neutro isolato 
con automazione di tipo FRG e corretto distacco della GD. 
 
 
6.1.  POSSIBILI PROBLEMATICHE INTRODOTTE DALLA 
PRESENZA DI GENERAZIONE DISTRIBUITA 
 
Quest’analisi è già stata svolta in altri lavori di tesi magistrale, in particolare: “Modellizzazione e 
analisi  delle  procedure  di  selezione  automatica  del  tronco  di  guasto  per  linee  di  distribuzione  in 
presenza di generazione distribuita” di Matteo Frigo, ed ha portato alla luce diversi aspetti, che sono 
stati riprodotti e verificati con i modelli implementati e presentati in questo lavoro di tesi, giungendo 
alle stesse conclusioni: 
 
·  l’ avvio delle procedure automatiche per scatti intempestivi su linea adiacente: 
 
Un  evento  probabile  nelle  reti  attive  può  essere  la  perdita  di  selettività  da  parte  delle 
protezioni  in  testa  alle  linee,  con  l’intervento  intempestivo  di  un  interruttore,  per  guasti 
avvenuti su linee adiacenti. Questo comportamento è dovuto all’iniezione di corrente da parte 
della  GD  per  alimentare  il  guasto  e  al  superamento  della  soglia  di  massima  corrente. 
L’intervento della protezione può dare avvio ad una sequenza di ricerca del tronco di guasto, 
anche se la linea non è affetta da alcun guasto.  
Se la generazione si sconnette entro il tempo di attesa alla prima richiusura rapida, gli utenti 
connessi alla linea “sana” subiranno un’ interruzione pari al tempo di attesa alla richiusura 
rapida,  anziché  un  buco  di  tensione  per  la  presenza  del  guasto.  Se  però  la  GD  non  si 
sconnette in tempo, la situazione che scatena l’intervento intempestivo dell’interruttore si 
ripresenta al termine della richiusura rapida, causando una nuova interruzione, per gli utenti 
del feeder “sano”, pari almeno al tempo di attesa alla prima richiusura lenta. 
 
Scatto intempestivo e sconnessione della GD entro la richiusura rapida 
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Se le protezioni di interfaccia della GD intervengono durante il tempo di attesa alla richiusura 
rapida il feeder adiacente è sottoposto ad un’apertura intempestiva dell’interruttore in testa 
alla linea. L’interruzione che subiscono gli utenti connessi al feeder, è pari al tempo di attesa 
alla richiusura rapida (0,4s o comunque inferiore ai 0,5s). 
 
Scatto intempestivo e mancata sconnessione della GD entro la richiusura rapida. 
 
Se le unità di generazione non si sconnettono durante il tempo di attesa alla richiusura rapida, 
si  ha  un  ulteriore  scatto  intempestivo  dell’interruttore  a  capo  della  linea  non  colpita  da 
guasto, con la conseguenza di un’interruzione per entrambi i feeders di durata equivalente 
almeno al tempo di attesa alla richiusura lenta (30s). 
 
 
·  il mancato distacco delle unità di generazione in caso di guasto in linea, con la generazione in 
grado o meno di sostenere la tensione in linea. 
 
L’aspetto di maggiore criticità che la GD introduce nelle procedure di selezione automatica 
del guasto, riguarda il mancato distacco di una unità di generazione entro il tempo di attesa 
alla richiusura rapida. In base alla potenza installata nel tronco ed alla resistenza di guasto, il 
mancato distacco della GD comporta la presenza di tensione in linea. Se la tensione in linea è 
superiore alla soglia di riconoscimento degli RGDAT (soglia fissata al 20% della tensione 
nominale), la procedura automatica di selezione del tronco di guasto può fallire. Gli esempi 
che seguono fanno riferimento ai due casi possibili: 
 
Generazione non in grado di sostenere la tensione sopra la soglia durante il guasto 
 
Qualora la generazione non sia in grado di sostenere, durante il guasto, la tensione della linea 
entrante  alla  cabina  principale  di  sezionamento  sopra  la  soglia  di  riconoscimento 
dell’RGDAT, si possono avere chiusure ed aperture errate da parte degli IMS.  
 
Generazione in grado di sostenere la tensione sopra la soglia durante il guasto. 
 
Se la generazione è in grado di sostenere, durante il guasto, la tensione della linea entrante 
alla cabina principale di sezionamento, la procedura di selezione tramite tecnica FRG fallisce. 
Gli RGDAT riconoscono il guasto, ma non hanno il consenso all’intervento per la presenza 
di tensione in linea. La presenza di tensione in linea per un livello sufficiente al superamento 
della  soglia  di  riconoscimento  dell’RGDAT,  rende  “insensibile”  la  procedura  rispetto  la 
posizione  del  guasto;  infatti,  l’interruttore  posto  ad  inizio  linea,  compie  l’intero  ciclo  di 
richiusura come se il guasto fosse situato nel primo tronco. Se il guasto è nel primo tronco, il 
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7.  APPLICAZIONE DEL MODELLO RGDM 
 
 
I modelli descritti al capitolo 4.8 sono stati applicati alla rete descritta al capitolo 4.2 per poter mettere 
in  evidenza  le  modalità  di  funzionamento  ,previste  per  questi  dispositivi  innovativi,  e  possibili 
problematiche che si possono creare in presenza di una forte penetrazione delle unità di generazione 
distribuita, com’è il caso della rete utilizzata.  
L’analisi svolta ha riguardato i seguenti aspetti: 
·  Corretto  funzionamento  delle  procedure  dei  modelli  creati  in  presenza  di  unità  di 
generazione; 
·  Funzionamento anomalo dovuto ai livelli di taratura e tempi d’intervento  
 
7.1.  CORRETTO FUNZIONAMENTO DELLE PROCEDURE DI 
SELEZIONE DEL TRONCO GUASTO IN PRESENZA DI GD 
 
Le procedure di selezione automatica del tronco di guasto in una rete attiva, risultano molto più veloci 
e selettive rispetto all’automazione di rete equipaggiata con dispositivo RGDAT. Le tarature utilizzate 
sono state prese, secondo quanto scritto nel capitolo 4.8, dalle odierne protezioni di CP, con i valori 
riportati nell’Appendice C. 
Con il corretto funzionamento del modello, ovvero tramite un giusto livello delle tarature e tempi 
d’intervento sia dei dispositivi sezionatori lungo linea sia delle protezioni d’interfaccia degli utenti. In 
particolare il segnale di tele scatto mandato dagli RGDM alle protezioni d’interfaccia deve arrivare 
prima che queste ultime protezioni intervengano. 
Per questa simulazione è stato programmato un evento di guasto trifase con resistenza di guasto nulla 




Figura 131 Stato degli interruttori delle protezioni del Feeder_1 
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Dalla Figura 132 si vede che interviene solo l’RGDM_006 (per superamento della soglia di corrente a 
1400A) e disconnette la GD connessa al feeder di guasto che si trova a valle del nodo N_006, a 
differenza di ciò che avverrebbe se la cabina di sezionamento fosse equipaggiata con il dispositivo 
RGDAT,  ovvero  verrebbe  scollegata  tutta  la  generazione  collegata  al  feeder_1  e  inoltre  si 
verificherebbero  scatti  indesiderati  delle  protezioni  per  inversione  di  flusso  al  feeder_5  ,come 
mostrato  in  Figura  133,  mentre  grazie  alla  direzionalità  dell’RGDM  la  SPL  del  feeder_5  non 
interviene. 
Tuttavia si verificano delle aperture da parte delle protezioni d’interfaccia della generazione connessa 
al  nodo  N_083,  ma  questo  era  prevedibile  ed  inevitabile,  perché,  essendo  questi  dei  generatori 
sincroni con potenze molto elevate, il feeder _5 si trova a lavorare sempre in inversione di flusso e una 
volta tolto il carico, composto dalla linea a valle del nodo N_006, non si trovano più in una situazione 
di equilibrio e di conseguenza cominciando ad accelerare aumentano la frequenza fino allo scatto delle 
protezioni 81V. Ciò rappresenta un miglioramento rispetto ad una rete equipaggiata con dispositivi di 
massima corrente non direzionali, poiché gli utenti collegati al feeder_5 rimangono alimentati, mentre 






Figura 132 Lista degli eventi nelle corretta selezione di guasti con dispositivo RGDM CAPITOLO 7 





Figura 133  Lista degli eventi nelle selezione di guasto al nodo N_007 con dispositivo RGDAT 
 
L’intervento tempestivo del’RGDM consente al segnale di telecatto di scollegare la GD a valle, in un 
tempo tale da non permettere ai generatori sincroni (fatta esclusione di quelli connessi al nodo N_083) 
di superare le soglie della protezione 81V, ad esempio in Figura 134 la frequenza del G_018 subisce 
un transitorio dovuto al guato, ma, essendo di durata limitata, la frequenza non esce dai limiti e quindi 
può rimanere connesso alla rete. 
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Figura 134 Frequenza del generatore sincrono G_018. 
 
Si ottiene il funzionamento nominale anche per un guasto monofase, con la corretta procedura e i 
giusti tempi d’intervento che permettono alla protezione installata sull’RGDM di selezionare il guasto 
e  inviare  il  segnale  di  telescatto,  andando  a  disconnettere  solamente  la  GD  a  valle.  Questo 





Figura 135 Stato degli interruttori delle protezioni installate nel feeder_1 in presenza di guasto monofase a terra. CAPITOLO 7 





Figura 136 Lista degli eventi nelle corretta selezione di guasti monofase a terra con dispositivo RGDM 
 
 
7.2.  FUNZIONAMENTO ANOMALO DOVUTO AI LIVELLI DI 
TARATURA E TEMPI D’INTERVENTO  
 
Questa simulazione invece pone l’accento sui livelli di taratura che devono essere pensati non solo in 
base alla posizione del dispositivo RGDM (vicinanza o lontananza dalla CP), ma anche dalla quantità 
di GD presente nei singoli tronchi di linea. 
 
Per questa simulazione è stato programmato un evento di guasto trifase con resistenza di guasto pari a 
10Ω all’istante 1 s al nodo N_007. Il valore 10Ω è stato scelto ad hoc per creare questa situazione 
critica, ovvero l’intervento della soglia a 800° in un tempo di 0,25s. Questo tempo è stato preso dalle 
protezioni esistenti in CP, ma ora applicate a questo modello non sembrano adatte per un corretto 
funzionamento del dispositivo, perché è maggiore del tempo d’intervento sella soglia restrittiva 81V 
(0,1s) e di minima tensione (0,2s). In questo modo, il tempo d’intervento del SPI risulta minore di 
quello dell’RGDM e di conseguenza quando viene inviato il segnale di tele scatto, l’SPI dovrebbe già 




Figura 137 Funzionamento anomalo del modello di automazione CAPITOLO 7 




Tuttavia, data l’ingente quantità di GD connessa la tensione non risente di un abbassamento tale da far 
intervenire la protezione LVFRT, ma, come mostrato dalla Figura 137, determina la disconnessione 
dell’unità G_018 per superamento delle soglie di frequenza, perché, a differenza del caso precedente, 
il  guasto  rimane  per  un  tempo  tale  da  far  intervenire  l’81V.  Questo  risulta  errato  rispetto  alle 
procedure descritte dal modello presentato nel capitolo 4.3, perché si ha una disconnessione di GD 




Figura 138 Frequenza del generatore G_018 
 
 
Un’altra simulazione pensata per mettere in crisi la selettività di questo modello, riguarda i valore 
delle tarature da assegnare alla protezione di massima corrente direzionale, che devono tener conto 
non solo della quantità assorbita a rete passiva, ma soprattutto a rete attiva, andando a verificare 
l’entità dei flussi di potenza. Si intuisce che in presenza di elevate potenze immesse in rete, da parte 
della GD, la corrente  assorbita dai carichi sarà fornita in gran parte dalle unità di generazione che, di 
conseguenza, possono causare inversione del flusso per alcuni tratti di linea in direzione dei carichi 
più  elevati.  In  questo  modo,  la  protezione  di  massima  corrente  direzionale  può  misurare  a 
funzionamento nominale una corrente che risulta inferiore a quella che si avrebbe a linea passiva, 
appunto per la possibile presenza di inversione di flusso. 
Per questa simulazione è stato programmato un evento di guasto trifase con resistenza di guasto pari a 
10Ω all’istante 1 s al nodo N_026. 
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Figura 139 Andamento delle correnti misurate dall'RGDM_006 (linea rossa) e RGDM_009 (lineablu); la linea verde 




Come si vede in Figura 139, inizialmente la corrente di guasto risulta inferiore alla soglia di 800 A, 
ma  tale  da  abbassare  la  tensione  della  linea  a  valle  provocando  il  distacco  della  protezione  di 
interfaccia delle GD connesse, ovvero la G_033, G_031 e F_034. Quest’evento causa il superamento 
degli  800A  dalla  corrente  misurata  dall’RGDM_006,  ma  non  per  l’RGDM_009,  il  quale  invece 
trovandosi a valle dovrebbe intervenire. 
Ciò è dovuto al fatto che RGDM_006 misura la corrente che alimenta il guasto e i carichi connessi a 
valle del nodo N_006 , mentre l’RGDM_009 misura la corrente  che alimenta il guasto e i carichi a 
valle  del  nodo  N_009,  quindi  una  corrente  minore  e  tale  da  non  far  intervenire  la  protezione  di 
massima corrente. L’RGDM_009, non rilevando la corrente di guasto, non manda il segnale di blocco 
all’ RGDM_006, che non ricevendo il blocco e rilevando il gusto interviene, andando a  disconnettere 
anche il tronco tra il N_006 e N_009 e tutte le unità di generazione connesse a valle di N_006. 
Questo è un funzionamento anomalo, perché da una parte è stato isolato il guasto, ma dall’altra non è 
stato isolato correttamente, infatti tutte le utenze sia attive che passive situate tra il nodo N_006 e 
N_009 vengono sconnesse, andando a creare un disservizio. 
 
Questo esempio è stato sviluppato, non per evidenziare una qualche carenza del modello RGDM, ma 
per mettere in luce la criticità che, anche  un  modello ben progettato, può raggiungere quando la 
presenza  di  generazione  distribuita  è  tale  da  rendere  inefficaci  le  tarature  e  comportare  quindi  il 
fallimento della procedura di selezione di tronco guasto. 
Lo studio affrontato non verteva, comunque, a trovare delle possibili soluzioni di questo problema, ma 
a simulare il comportamento dei nuovi dispositivi di automazione delle procedure di selezione del 
tronco  sede  di  guasto  e  verificare  i  miglioramenti  introdotti  dal  sistema  di  comunicazione  che  si 
intende sviluppare tra i vari elementi di rete. 
Quindi  per  ottenere  i  benefici  ricavabili  da  questo  nuovo  schema  di  protezione  è  sicuramente 
necessario  uno  studio  parallelo  dei  migliori  sistemi  di  comunicazione  adottabili  per  un  sicuro 
coordinamento delle logiche di controllo. Infatti l’efficacia dello schema adottato per la selezione del 
troco di guasto è tanto più sicura quanto più solido risulta essere il sistema di comunicazione, poiché 
in  mancanza  del  coordinamento  logico  tra  i  vari  dispositivi,  le  protezioni  ritornano  a  funzionare 
secondo le logiche odierne che risultano deboli in presenza di forte penetrazione della GD o per 













La già forte presenza di GD, in particolare da fonti rinnovabili intrinsecamente non dispacciabili 
verrà ancora di più rafforzata negli anni a venire, e questo non potrà che comportare problemi sempre 
maggiori  per  quanto  riguarda  la  gestione  e  l’utilizzo  della  rete  elettrica.  I  nuovi  utenti  della  rete 
saranno allora sia attivi che passivi, comportando così un cambio radicale della concezione finora di 
flussi di potenza unidirezionali del sistema elettrico di distribuzione, il quale dovrà invece prevedere 
un sistema di gestione e controllo che possa garantire un adeguato sistema di sicurezza e qualità del 
servizio, sempre a livello degli standard fissati. 
I dispositivi, in fase di sviluppo e studio da parte di Enel Distribuzione S.p.A., per la selezione 
automatica del tronco di guasto da adottate in Italia nelle reti di distribuzione MT, non presentano 
procedure  tali  da  essere  compromesse  qualora  si  raggiunga  un  elevato  grado  di  generazione 
distribuita, purché le tarature delle protezioni lungo linea e delle protezioni di interfaccia risultino 
tempestive e selettive. 
 
L’utilizzo di relè direzionali di massima corrente, che includono anche l’interfaccia delle unità di 
generazione distribuita tramite coordinamento logico, possono essere ritenute la principali protezioni 
di rete. La direzionalità, quindi, risulta essere un requisito necessario per aumentare la selettività degli 
interventi ed eliminare i problemi derivanti dall’inversione dei flussi di potenza, andando a migliorare 
la qualità del servizio fornito. 
Un ulteriore miglioramento viene introdotto abbandonando i sezionatori delle Cabine Secondarie 
di Sezionamento (CSS) e adottando, al loro posto, degli interruttori, come quelli presenti in Cabina 
Primaria, in grado di interrompere la corrente di cortocircuito. Con questa soluzione vengono ridotti i 
tempi di selezione del troco di guasto rispetto alle tecniche attuali e rispetto alla tecnica FRG e FNC 
per guasti polifase, viene isolata solamente la rete a valle della CSS che ha riconosciuto la presenza 
del guasto, mentre l’interruttore in cabina rimane chiuso per tutta la durata della procedura, riducendo 
le possibilità ed il numero di interruzioni di servizio di fornitura di energia per le utenze collegate a 
monte della CSS. 
 
Inoltre,  al  fine  di  implementare  la  selettività  logica  nella  selezione  del  troco  di  guasto,  le 
protezioni devono scambiare tra loro informazioni e comandi. In questo modo è possibile avere un 
miglioramento della procedura di selezione del troco di guasto. 
Infatti, tramite i segnali di telescatto forniti dagli RGDM alle SPI delle unità di generazione connesse 
a valle della CSS, è possibile rendere passiva solo la porzione di rete a valle e quindi risulta evidente 
che  gli  interventi  per  isolare  il  guasto  siano  di  competenza  solamente  del  sistema  di  protezione 
immediatamente a valle della CSS, che rileva il guasto. In questo modo la rete a monte mantiene lo 
stato  di  funzionamento  nominale  senza  che  vengano  sconnesse  le  unità  di  generazione,  che 
risulterebbe una fonte di problematiche sia tecniche che contrattuali per il produttore. 
 
Il sistema è in grado di operare anche in caso di malfunzionamento del sistema di comunicazione, con 
le tecniche di protezione attualmente in uso, ovvero l’RGDM si comporta come un RGDAT. 
Le tecniche odierne di selezione automatica del tronco di guasto adottate in Italia, non dovrebbero 
essere compromesse qualora si raggiunga un elevato grado di generazione distribuita e le protezioni di 
interfaccia funzionino correttamente. Le tarature impostate dall’ente distributore per le protezioni di 
interfaccia e dei dispositivi di protezione lungo linea (in CP e CSS), assicurano l’immediato distacco 
delle unità di generazione in caso di guasto in linea. Il distacco della generazione riporta la rete allo 
stato passivo, permettendo l’intervento corretto delle protezioni installate in cabina primaria e  un 
sicuro isolamento del tronco di guasto. 
Tuttavia, se le protezioni di interfaccia non intervengono correttamente (ovvero intervengono al di 
fuori dei tempi di taratura), le procedure di selezione possono funzionare parzialmente o, in alcuni 
casi, non essere eseguite. 
 
Inoltre  nel  lavoro  svolto  è  stato  sviluppato  il  modello  del  dispositivo  analizzatore  di  neutro, 




gestite a neutro compensato. Vengono poste, quindi, le basi per uno studio dei possibili sviluppi delle 
reti di distribuzione e casi di esercizio. 
 
Con questa attività di sviluppo si è cercato di fornire gli strumenti necessari ad una prima analisi del 
comportamento dei nuovi dispositivi per le procedure di selezione automatica del tronco di guasto, in 
presenza di generazione dispersa lungo la rete. I modelli in ambiente DIgSILENT, creati a partire 
dalle  condizioni  indicate  dall’ente  distributore,  sono  una  base  di  partenza  per  lo  studio  delle 
problematiche di una rete ad alta penetrazione di generazione distribuita. Attraverso eventi di guasto e 
particolari condizioni di rete, si è voluto far emergere le condizioni critiche delle procedure senza 
pretesa  di  fornire  possibili  soluzioni,  argomento  che  richiede  uno  studio  sistematico  previsto  nel 
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Valori di taratura delle protezioni e dispositivi in una rete a Neutro 
Isolato e tecnica FRG 
 
 
Protezioni e dispositivi  Valori di taratura 
Tempo ritardo  Grandezza caratteristiche 
Trasformatore 
lato AT 
Massima corrente   
1° soglia  t = 0,8s per TR ≤25MVA 
t = 0,6s per TR≥40MVA 
I = min{3,5I1t; 0,45ICC} 
I = min{3I1t; 0,4ICC} 




Massima corrente   
1° soglia  t = 0s  I = 1,5IU 
2° soglia  t = 0s  I = 1IU 
Trasformatore 
lato MT 
Massima corrente   
soglia unica  t = 1,5s  I = 1,4I2t  sovraccarico 
130% 
I = 1,6I2t  sovraccarico 
150% 
Sbarre MT  Massima tensione 
omopolare 
t = 0s  V0 = 15÷10V 
Massima tensione   
soglia allarme  t = 10s  V = 1,15 Vn 
soglia intervento  t = 60s  V = 1,2 Vn 
Minima tensione   
1° soglia  t = 5s  V = 0,7 Vn 
2° soglia  t = 1s  V = 0,2 Vn 
Linee MT  Massima corrente   
1° soglia  t = 1s  I = min{1,2I1t; 0,85ICC} 
2° soglia  t = 0,25s  I = 800A 




1° soglia  t = 0,4÷1s  per 15kV e 
Igt=0÷410A 
t = 0,4÷1s  per 20kV e 
Igt=0÷480A 
V0 = 5÷6V 
I0 = 30÷40mA 
Φ = 61÷257° 
2° soglia  t = 0,4s  V0 = 5÷6V 
I0 = 30÷40mA 
Φ = 60÷120° 
3° soglia  t = 0,1s  V0 = 5÷6V 
I0 = 30÷40mA 




tempo attesa prima 
richiusura rapida 
t = 0,4 s  / 
tempo attesa prima 
richiusura lenta 








*  / 
Tempo di attesa 
seconda richiusura 
lenta 





*  / 
Tempo di attesa 
terza richiusura lenta 
t =  70 o 120 s  / 
Batteria 
condensatori 
Massima corrente  t = 0 s  I = 6Inc 
Direzionale di terra  t = 0,3 s   
Massima tensione  t = 5 s  V = 1,09 Vnc 
Differenziale di 
tensione o corrente 
t = 0 s  V = 30V 




Massima corrente   
1° soglia  t = 0,5 s  I = 0,4ICC 
2° soglia  t = 0 s  I = 1,3ICC 








Massima corrente   
1° soglia  t = 0,7s  I = 0,25Iu 




1° soglia  t = 0,2s 
 
V0 = 15÷2V 
I0 = 2mA 
Φ = 240÷300° 
2° soglia  t = 0,7s  V0 = 5÷6V 
I0 = 2mA 




tempo attesa prima 
richiusura rapida 
t = 0,6 s  / 
tempo attesa prima 
richiusura lenta 
t = 45 s  / 
tempo 
discriminazione 
prima richiusura  
t = 0s  / 
Tempo di attesa 
seconda richiusura 
lenta 
t =  70 o 120 s  / 
tempo 
discriminazione 
seconda richiusura  
T = 2,5s  / 
Tempo di attesa terza 
richiusura lenta 
t =  70 o 120 s  / 
RGDAT 
Tecnica FRG 
Massima corrente   
Soglia d’intervento 
per guasti simmetrici 




 Soglia d’intervento 
per guasti simmetrici 
***  V0 =6V 




Φ = 60÷255° 
Minima tensione   
Soglia d’intervento 
per mancanza di 
tensione 








*Linea in cavo: Td1=5s , Td2=0s 
  Linea mista: Td1=0s , Td2=5s 
 
**0,9 per Recloser in serie a linee MT uscenti da C.P. 
    0,9 per Recloser in serie a linee MT uscenti da C.S. con trasformatori alimentanti di potenza 
≥40MVA. 





***Impostazione modello RGDAT per tecnica FRG: 
 
Attesa apertura IMS 1° livello seconda richiusura To_IMS=35 s 
Attesa apertura IMS 2° livello seconda richiusura To_IMS=35 s 
Attesa apertura IMS 3° livello seconda richiusura To_IMS=35 s 
Ritardo per richiusura IMS 1° livello Trit= 12 s 
Ritardo per richiusura IMS 2° livello Trit= 8 s 
Ritardo per richiusura IMS 3° livello Trit= 4 s 
 
(Si indica con 1° livello la cabina secondaria di sezionamento più distante dalla CPe più ci si avvicina 
più aumenta il livello). 
Questi tempi sono indipendenti dalla tipologia di guasto (51 o 67N).  
Si potrebbero utilizzare più livelli per sezionare maggiormente la linea e limitare la zona interessata al 
guasto, ma in questo modo si allunga il tempo per il ripristino dell’alimentazione dei tronchi a monte 
del guasto compromettendo quindi la qualità di servizio. 
 
 
Legenda della tabella: 
 
I1t= corrente nominale dell’avvolgimento primario del trasformatore 
Icc= corrente di cortocircuito trifase sulla sbarra MT riportata al lato AT con variatore sotto carico 
nella posizione centrale 
Iu= corrente di utilizzazione del commutatore 
I2t= corrente nominale dell’avvolgimento secondario del trasformatore 
Igt = corrente di guasto a terra monofase della rete a neutro isolato 
Vn = tensione nominale di sbarra 
Inc = corrente nominale della batteria di condensatori 
Vnc = tensione nominale della batteria di condensatori 
Vn= tensione nominale di linea 
 
 











Valori di taratura delle protezioni e dispositivi in una rete a Neutro 
Compensato e tecnica FNC 
 
 
Protezioni e dispositivi  Valori di taratura 




Massima corrente   
1° soglia  t = 0,8s per TR 
≤25MVA 
t = 0,6s per 
TR≥40MVA 
I = min{3,5I1t; 
0,45ICC} 
I = min{3I1t; 
0,4ICC} 




Massima corrente   
1° soglia  t = 0s  I = 1,5IU 
2° soglia  t = 0s  I = 1IU 
Trasformatore 
lato MT 
Massima corrente   
soglia unica  t = 1,5s  I = 1,4I2t  
sovraccarico 130% 
I = 1,6I2t  
sovraccarico 150% 
Sbarre MT  Massima tensione 
omopolare 
t = 0s  V0 = 15÷10V 
Massima tensione   
soglia allarme  t = 10s  V = 1,15 Vn 
soglia intervento  t = 60s  V = 1,2 Vn 
Minima tensione   
1° soglia  t = 5s  V = 0,7 Vn 
2° soglia  t = 1s  V = 0,2 Vn 
Linee MT  Massima corrente   
1° soglia  t = 1s  I = min{1,2I1t; 
0,85ICC} 
2° soglia  t = 0,25s  I = 800A 






1° soglia  t = 0,4÷1s e 
Igt=0÷480A 
V0 = 5÷6V 
I0 = 30÷40mA 
Φ = 61÷257° 
2° soglia  t = 0,4s  V0 = 5V 
I0 = 3000mA 
Φ = 60÷120° 
3° soglia  t = 0,1s  V0 = 2V 
I0 = max{3000mA 
e 1.4Icap 
linea maggiore} 







tempo attesa prima 
richiusura rapida 
t = 0,4 s  / 
tempo attesa prima 
richiusura lenta 
t = 30 s  / 
tempo discriminazione 
prima richiusura lenta 
**  / 
Tempo di attesa seconda 
richiusura lenta 
t =  70 o 120 s  / 
tempo discriminazione 
seconda richiusura lenta 
**  / 
Tempo di attesa terza 
richiusura lenta 
t =  70 o 120 s*****  / 
Batteria condensatori  Massima corrente  t = 0 s  I = 6Inc 
Direzionale di terra  t = 0,3 s   
Massima tensione  t = 5 s  V = 1,09 Vnc 
Differenziale di tensione o 
corrente 
t = 0 s  V = 30V 
I = 0,5A 
Trasformatore servizi 
ausuliari 
Massima corrente   
1° soglia  t = 0,5 s  I = 0,4ICC 
2° soglia  t = 0 s  I = 1,3ICC 








Massima corrente   
1° soglia  t = 0,7s  I = 0,25Iu 




1° soglia  t = 0,2s 
 
V0 = 15÷2V 
I0 = 2mA 
Φ = 240÷300° 
2° soglia  t = 0,7s  V0 = 5÷6V 
I0 = 2mA 




tempo attesa prima 
richiusura rapida 
t = 0,6 s  / 
tempo attesa prima 
richiusura lenta 
t = 45 s  / 
tempo discriminazione 
prima richiusura  
t = 0s  / 
Tempo di attesa seconda 
richiusura lenta 
t =  70 o 120 s  / 
tempo discriminazione 
seconda richiusura  
T = 2,5s  / 
Tempo di attesa terza 
richiusura lenta 




     
RGDAT 
Tecnica FNC 
Massima corrente     
Soglia d’intervento per 
guasti simmetrici 








guasti simmetrici  I0 = 2A 
Φ = 60÷255° 
Minima tensione   
Soglia d’intervento per 
mancanza di tensione 






*Quando la linea viene esercita con il neutro compensato e tecnica FNC si deve impostare un ulteriore 
ritardo alle      protezioni direzionali di terra installate nelle linee  MT:                
   T_deelay  = 20 s. 
   Questo per dare l’opportunità ai vari IMS associati agli RGDAT si aprire  senza  modificare lo stato 
dell’interruttore in CP 
 
**In caso di guasto polifase si procede come con tecnica FRG: 
     Linea in cavo: Td1=5s , Td2=0s; 
      Linea mista: Td1=0s , Td2=5s; 
      In caso di guasto monofase : 
      Td1=0s , Td2=5s; 
      Sia per linea mista che in cavo. 
 
***0,9 per Recloser in serie a linee MT uscenti da C.P. 
       0,9 per Recloser in serie a linee MT uscenti da C.S. con trasformatori alimentanti di potenza 
≥40MVA. 





**** Impostazione modello RGDAT per tecnica FNC: 
 
Attesa apertura IMS 1° livello per guasti simmetrici To_IMS_sym=35 s 
Attesa apertura IMS 2° livello per guasti simmetrici To_IMS_sym=35 s 
Attesa apertura IMS 3° livello per guasti simmetrici To_IMS_sym=35 s 
Attesa apertura IMS 1° livello per guasti non simmetrici To_IMS_unsym=6 s 
Attesa apertura IMS 2° livello per guasti non simmetrici To_IMS_unsym=12 s 
Attesa apertura IMS 3° livello per guasti non simmetrici To_IMS_unsym=18 s 
Ritardo per richiusura IMS 1° livello Trit= 12 s 
Ritardo per richiusura IMS 2° livello Trit= 8 s 
Ritardo per richiusura IMS 3° livello Trit= 4 s 
 
(Si indica con 1° livello la cabina secondaria di sezionamento più distante dalla CPe più ci si avvicina 
più aumenta il livello). 
La tecnica FNC richiede due distinte procedure in caso di guasto polifase (51 con To_IMS_sym) o 
monofase (67N con To_IMS_unsym). 
 
*****La terza richiusura lenta viene effettuata solo nel caso di guasto polifase (come con la tecnica 
FRG), nele caso ,invece, di guasto monofase si effettuano solo due richiusure lente. 
 
Legenda della tabella: 
 




Icc= corrente di cortocircuito trifase sulla sbarra MT riportata al lato AT con variatore sotto carico 
nella posizione centrale 
Iu= corrente di utilizzazione del commutatore 
I2t= corrente nominale dell’avvolgimento secondario del trasformatore 
Igt = corrente di guasto a terra monofase della rete a neutro isolato 
Vn = tensione nominale di sbarra 
Inc = corrente nominale della batteria di condensatori 
Vnc = tensione nominale della batteria di condensatori 














  Valore di soglia  Tempo d'intervento 
 
51.S1  800 A  0,25 s 
50.S2  1400 A    0 s 
59  1,2 Vn  60 s 
27.S1  0,7 Vn  5 s 
27.S2  0,2 Vn  1 s 
81 
47,5 Hz  4 s 




Il tempo d’intervento della 50.S2 viene impostato a 0.02s per permettere al segnale di telescatto di 
intervenire prima che l’RGDM, che ha un ritardo d’apertura di 0,08s, intervenga andando a rendere 
passiva la rete a monte. 
 
Queste tarature sono le stesse utilizzate dal dispositivo SPL. 